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VIII PRONOSTICO DE LA.DEMANDA A MEDIANO PLAZO 

La proyección de la demanda del consumo de energía eléctrica, tiene que 
ser considerada como una de las partes más críticas del planeamiento de 
expansión del sistema eléctrico. Ella no da solamente el marco físico pa¬ 
ra las dimensiones futuras del sistema a realizarse 9 sino que también de¬ 
termina, hasta cierto punto, la composición del mismo. Primeramente, la 
proyección de la demanda total provee el monto total de energía eléctrica 
a ser producida. En segundo lugar, la proyección de las características 
de la carga indica los requerimientos de producción no sólo en términos 
de cantidad, sino también en términos de distribución temporal y secto- 

s 

rial. i 

Para predecir la demanda de energía, su desarrollo debe ser analizado den 
tro del marco socio-económico en el cual esta inserta. Los factores socia^ 
les y económicos influyentes, sobre la demanda de energía eléctrica, están 
representados por datos estadísticos de los diferentes ítems relevados du 
rante un cierto periodo de tiempo, y son designados como indicadores so¬ 
cio-económicos . 

En una primera etapa, son identificados los indicadores más importantes, 
y se elabora su contribución a los valores de consumo. Empleando dichos 
resultados, variables y parámetros son especificados para su uso en mode¬ 
los econométricos, los cuales son evaluados mediante la aplicación de 
pruebas estadísticas apropiadas que a su vez permiten encontrar el modelo 
básico de la predicción. 

La más reciente predicción de la demanda de energía eléctrica en Uruguay, 
fue realizada por la firma ELECTROCONSULT en el año 1977 *. Su predicción 
estuvo basada en dos modelos econométricos que mostraron pruebas estadís^ 
ticas favorables. Como resultado del estudio, la demanda de energía eléc¬ 
trica crecería a una tasa promedio del 5,8% anual hasta el año 1986. Esta 
proyección ha sido utilizada ahora, ligeramente modificada y adaptada, en 
los modelos de planeamiento de U.T.E. 

De acuerdo con la definición del período de planificación, la proyección 
de la demanda cubre los años de 1979 a 1990. A su vez, los datos históri- 

* Plan Nacional de Energía Eléctrica» Proyectos de Transmisión y Distribu 
ción Eléctrica a ser realizados entre 1978 - 1981, agosto de 1977. 
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eos utilizados en los modelos econométricos corresponden al período 1961 - 
1978 (Período de referencia). 

La proyección de la demanda global fue realizada a nivel nacional. De 
acuerdo a los requerimientos del estudio 5 la demanda futura en el sistema 
interconectado * fue definida para los respectivos años del período de pro_ 
yección, y deducida de modo de determinar la generación y los requerimien¬ 
tos de capacidad del sistema. 

La demanda sectorial solo ha sido investigada para los períodos pasados. 
Para identificar la estructura de la demanda, la proyección fue realizada 
a nivel global, suponiendo que no se registrarían cambios significativos 
en la interrelación entre los factores socio-económicos y la demanda. 

La interpretación de los resultados de la proyección de la demanda presen¬ 
tada en este estudio, está limitada por múltiples factores tales como: res_ 
tricciones metodológicas y falta de datos. 

Las restricciones metodológicas provienen principalmente de las"desventa¬ 
jas del análisis de regresión, que implica relaciones monocasuales. Los 
modelos multi-ecuacionales, que toman en cuenta interrelacitmes, son muy 
complejos. Además, requieren mucha elaboración y datos de los cuales no 
puede disponerse dentro de un corto período de tiempo. 

Desarrollos más recientes con aproximaciones semejantes, por ejemplo técni_ 
cas "scenario”, utilizan menos información pero más supuestos que el tradi_ 
cional análisis de regresión. Aún cuando este último tiene sus desventa¬ 
jas, parece ser el método más apropiado para usar en este estudio. 

Las limitaciones concernientes a la disponibilidad de datos, ocurren en 
primer lugar con respecto a la cuantificación del efecto de las restriccio_ 
nes en las ventas de electricidad. Otro obstáculo, que tendrá más importan^ 
cia en la última etapa del estudio, es el déficit de información relativa 
a las características sectoriales de la demanda de energía eléctrica, y 
acerca de los indicadores apropiados para su estimación. 


* La interconexión de áreas aisladas fue recomendada en el estudio de ELC. 
Los trabajos correspondientes ya están planificados o en construcción. 

De esta manera, el tamaño del sistema interconectado cambiará en forma 
continua hasta el año 1983. 
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VIH,! ANALISIS Y PROYECCION DE LA DEMANDA DE ENERGIA ELECTRICA A 

NIVEL GLOBAL 

VIII.1.1 DETERMINANTES DE LA DEMANDA DE ELECTRICIDAD 

(INDICADORES SOCIO - ECONOMICOS) 

La mayor parte de los factores socio-económicos, influyentes sobre la de¬ 
manda de electricidad 5 son casi los mismos en todos los países del mundo. 
Las diferencias deben hacerse con relación a la intensidad y calidad de la 
influencia de acuerdo a las distintas etapas del desarrollo económico. 

Muchos de los modelos de proyección de demanda aplicados en el pasado, con_ 
sideraban el crecimiento de la población como uno de los factores más im¬ 
portantes. En el caso de Uruguay, que experimenta muy bajas tasas de ere- . 
cimiento de su población, la contribución de este indicador a la explica¬ 
ción del desarrollo de la demanda de electricidad no es significativa. 

Debe prestarse mayor atención al nivel y forma de vida de la población . 

En Uruguay 5 las viviendas están muy bien equipadas con electrodomésticos, 
y en el sector residencial casi todos los recursos energéticos tradiciona¬ 
les son sustituidos por electricidad *. 

Otro factor importante es el porcentaje de población que accede a la elec¬ 
tricidad . El indicador correspondiente (tasa de electrificación = vivien¬ 
das) es relativamente alto en Uruguay. De acuerdo con el ultimo censo de 
población y vivienda realizado en 1975, la tasa de electrificación fue del 
79%. Como no hay disponibles series cronológicas concernientes a la tasa 
real de electrificación, se consideró otro indicador: cantidad de servi¬ 
cios por habitante. 

Como puede observarse en la Sección VIII.1.3, todos los modelos basados en 
indicadores referidos a población resultan peores en términos de pruebas 
estadísticas. 

La elasticidad-precio de la demanda es otro factor tomado en cuenta muy a 
menudo. Sin embargo, en Uruguay dicho factor no es mayormente importante. 
No obstante la falta de información exacta, puede afirmarse que la demanda 


Planeamiento a Largo Plazo - Rodolfo D"Amado - CIER - 

Montevideo - Mayo, 1979 
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de electricidad es bastante inelástica con respecto a los cambios de tari 
fa. La razón radica no solamente en la estructura tarifaria, sino también 
en las limitadas posibilidades de sustitución. 

La elasticidad-ingreso es tomada en cuenta implícitamente por el uso del 
producto nacional bruto, el cual representa aproximadamente el ingreso na_ 
cional total, como regresor en los modelos econométricos. Adicionalmente, 
fue investigada la relación entre la parte del consumo privado dentro del 
P.B.I. y la demanda residencial de .electricidad. Una mejor estimación de 
la elasticidad-ingreso puede obtenerse solamente por medio de un análisis 
más profundo y detallado, por ejemplo, un análisis del consumo de electri_ 
cidad con relación al nivel de ingreso de los grupos respectivos. Perso¬ 
nal de U.T.E. está actualmente trabajando en métodos para medir el consu¬ 
mo eléctrico por grupos de consumidores en diferentes áreas de Montevideo. 
Considerando las distintas composiciones sociales de los clientes de 
U.T.E. en los diversos barrios, estos resultados podrían servir para dar 
una primera aproximación a la elasticidad-ingreso. (Estos trabajos son 
realizados dentro del marco de investigaciones para establecer la futura 
estructura tarifaria). 

Tomando en cuenta en su lugar el decrecimiento en el salario real regis¬ 
trado en la última década, (el índice de salario real, con base en el 
año 1968 = 100, promediaba 64,8 durante el primer semestre de 1979), po¬ 
dría suponerse que la demanda residencial está restringida por la ausen¬ 
cia de poder de compra, por lo cual también el mercado para el equipa¬ 
miento eléctrico de las viviendas estaría afectado.'En el caso de persis_ 
tir esta tendencia en el futuro, podría reducir más, o aún contrarrestar, 
los efectos descritos arriba en el contexto, relacionados con el nivel de 
vida. 

El Producto Bruto Interno (P.B.I.) a costo constante de factores, es el 
indicador más comunmente utilizado para las proyecciones globales de de¬ 
manda. La demanda de electricidad para cada una de las actividades econó 
micas es de diferente tamaño y posee diferentes características. Cambios 
en la estructura del P.B.I. tendrán por lo tanto efectos en cambios en 
la relación entre el P.B.I. y la demanda de electricidad. 


Por otra parte, cambios estructurales importantes, normalmente no tienen 
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lugar de un día para el otro, y para cada etapa del desarrollo de un país 
puede identificarse una correlación típica. Además, no todos los efectos 
de los cambios sobre la demanda de electricidad siguen el mismo camino. 

Por ejemplo, un incremento en la automatización tiene una influencia incre 
mental sobre la demanda de electricidad. Pero, acorde con el progreso téc¬ 
nico, las nuevas máquinas muy a menudo tienen un consumo específico de 
energía más reducido que aquellas viejas que van a reemplazar. 

Como el análisis sectorial detallado no puede ser empleado, por razones de 
tiempo o falta de datos, se justifica el empleo de cifras globales del 
P.B.I. en modelos de proyección de la demanda. 

El P.B.I. creció a una tasa promedio del 1,7% anual durante el período de 
referencia (1962 - 1978). Después de algunas irregularidades en los años 
precedentes, la economía uruguaya experimentó una fase de crecimiento sos¬ 
tenido desde 1974, con un promedio anual de crecimiento del P.B.I. del 
3,2.%. La tasa de crecimiento aumentó a 3,4% en 1977, y para 1978 se estima 
en 2,3%. 

En el año 1978 la estructura del P.B.I. por orígenes fue la siguiente (ba¬ 
sada en precios constantes de mercado de 1961): 

Sector Primario 

(Agricultura, minas, pesca, etc.) 15% 

Sector Secundario 

(Construcción, industrias manufactureras) ' 31% 

Sector Terciario 

(Comercio y servicios) 54% 

Las cifras correspondientes a 1965 fueron del 16%, 27% y 57%, respectiva¬ 
mente, lo que está indicando que la estructura del P.B.I. por orígenes no 
cambió significativamente durante el período de referencia. 

La estructura del P.B.I. por usos resultó en 1978 acorde con el siguiente 
esquema, comparado con 1970: 
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1978 

1970 

Consumo (público y privado) 

76% 

88% 

Inversión 

18% 

14% 

Balanza comercial (exportación-importación) 

6% 

- 2% 


Las cifras corresponden al P.B.I. a precios constantes de mercado de 1961. 

Basados en los precios corrientes de mercado en 1978, la parte del consumo 
fue del 87%, la de inversión del 13%, y la exportación igualó prácticamen¬ 
te a la importación. 

El consumo público y privado, puede ser usado para explicar el desarrollo 
de la demanda de electricidad en el sector residencial, incluyendo alumbra 
do público y tracción. Esta correlación será tratada detalladamente en la 
segunda fase del presente estudio. 

Otro importante indicador, también destinado a ser tratado en la proyec¬ 
ción de la demanda en el largo plazo, es el indice de producción indus ¬ 
trial . Tomando 1961 como año base (1961 = 100) el indice totaliza 150,7 
en 1978. 

Las abreviaturas y los símbolos empleados en este capitulo se definen en 
la Tabla VIII.1. La Tabla VIII.2 muestra el desarrollo histórico de los 
indicadores socio-económicos investigados en este estudio. 


VIII.1.2 ANALISIS DE CORRELACION 

El primer paso en el análisis de las características de la demanda de ele£ 
tricidad, dentro de la economía, es comparar el desarrollo histórico de 
los factores socio-económicos con la evolución de la misma. Los siguientes 
son los indicadores representativos de la demanda de electricidad: 

ventas de energía (V) 
generación bruta (G) 
carga máxima del sistema (C) 

Sus valores históricos se pueden observar en la Tabla VIII.3. 

En el caso de Uruguay, estos indicadores no siempre reflejan la demanda 
real, debido a pesadas restricciones de oferta, especialmente en los años 
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1965, 1968, 1970, 1972, 1974, y 1975» Como no hay datos disponibles para 
cuantificar el efecto de las restricciones, la curva de la demanda fue es 
timada empleando procedimientos de interpolación lineal a la curva de las 
ventas. Las series cronológicas resultantes (D = demanda) están también 
contenidas en la Tabla VIII.3. Gráficamente, el ajuste se muestra en la 
figura VIII.1. El análisis realizado ayuda a descubrir y probar similitu¬ 
des, simultaneidades o analogías en el desarrollo histórico de la demanda 
de electricidad e indicadores socio-económicos. 

Los instrumentos metodológicos empleados para investigar las diversas corre 
laciones son: 

comparación de análisis de series de índices para dar una idea acerca 
de la intensidad relativa del uso de elecfricidad, y 
- modelos de análisis de regresión simple para determinar la correlación 
estadística, incluyendo el análisis de tasas de crecimiento 

VIII.1.2.1 LA CORRELACION ENTRE LA DEMANDA ELECTRICA GLOBAL Y EL P.B.I. 

La figura VIII.2 muestra el desarrollo histórico de las ventas y genera¬ 
ción de energía con relación al P.B.I.. Puede observarse que cualquier ni¬ 
vel reducido del P.B.I.corresponde a un nivel reducido de ventas de ener¬ 
gía (períodos 1967 - 1969 y 1972 - 1975). Una comparación de tasas de cre^ 
cimiento (Tabla VIII.4, figura VIII.3) muestra una simultaneidad aproxima^ 
damente clara en relación con la aceleración del crecimiento de las varia 
bles consideradas. 

Puede verse, que el crecimiento de las ventas de energía siempre fue supe¬ 
rior al crecimiento del P.B.I., excepto en los años 1965, 1968, 1972 y 
1974, que fueron años de restricciones. El crecimiento de la generación 
fue solamente dos veces inferior al crecimiento del P.'B.I. (1965 y 1974). 
Promedialmente, en dicho periodo, tanto las tasas de crecimiento de las 
ventas como las de generación fueron 2,2 veces más altas que las tasas de 
crecimiento del P.B.I. :T: 

Para aclarar el significado de esta tendencia es usual referirse a análi- 


elasticidad resultante del modelo de regresión simple dado más abajo 
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sis de índices. El índice para la producción de electricidad, con base en 
1961 (1961 = 100) asciende a 209 en 1978. El correspondiente índice de 
P.B.I. alcanza a 128 en 1978, siendo su crecimiento por lo tanto 81% me¬ 
nor que el crecimiento de las ventas durante el mismo período (1). 

La relación entre estos dos índices de 1,63, está indicando que la deman¬ 
da de electricidad por unidad de P.B.I. fue 63% más alta en el año 1978 
que en el año 1960. Las series de índices pueden observarse en la Tabla 
VIII.5 y figura VIII.4. 

El análisis estadístico de regresión, empleando modelos de regresión sim¬ 
ple, investiga la simultaneidad de los desarrollos en variables dependiera 
tes e independientes. 

Se utilizaron, tanto modelos lineales como doble logarítmicos, de forma 
de determinar la influencia estadística del P.B.I. (representado por el 
símbolo Y) sobre los indicadores de la demanda de electricidad (E). La 
siguiente es la representación matemática de los modelos. 

E = a + bY (lineal) 

InE = a + blnY (doble logarítmica) (2) 

Los indicadores para E son ventas (V), demanda (D, ajustada a las ventas), 
generación (G), y carga máxima del sistema (C), respectivamente.Los resul^ 
tados del análisis estadísticos se muestran en la Tabla VIII.5. Los mode¬ 
los (1), (2), (13), (14) pertenecen al tipo lineal, los modelos (7), (8), 
(15), (16) pertenecen al tipo de doble-logaritmo, respectivamente. 

Se puede ver que los modelos que correlacionan P.B.I. y ventas globales 
muestran los mejores test estadísticos, y puede concluirse que hay una re_ 
lativamente alta correlación entre ventas de energía y P.B.I.. No es fácil 
interpretar los parámetros de las otras correlaciones, debido a que el 
test estadístico de Durbin - Watson indica la presencia de autocorrelación, 
y ello violenta los supuestos básicos de los modelos de regresión lineal. 
Observando las ecuaciones doble-logarítmicas es interesante destacar que 


(l) Crecimiento de las ventas = 109% - crecimiento del P.B.I. = 28% 

b 

= AY , ’ ' 


(2) Linealización de la función potencial E 


InA 


a 
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la pendiente n b ,T es aproximadamente la misma para las ecuaciones concer¬ 
nientes a las variables dependientes V, D, G, y C. Como esta pendiente es 
igual a la elasticidad del indicador de demanda de energía dentro del 
P.B.I., su valor expresa directamente la relación promedio de tasas de ere 
cimiento entre la variable dependiente e independiente, durante el período 
de observación *. 

Esto significa que, si la predicción tuviera que basarse en uno de estos 
modelos, la tasa de crecimiento para la demanda eléctrica debería ser ,! b" 
veces la tasa de crecimiento del P.B.I. para cada año del período de pre¬ 
dicción (TC^ = bTC^). 

Detalladamente, resultan los siguientes valores: 


V,Y 

2,20 

- modelo 

(7) 

D,Y 

2,16 

- modelo 

(8) 

G,Y 

2,24 

- modelo 

(15) 

C ,Y 

2,08 

- modelo 

(16) 


La elasticidad de la demanda eléctrica con respecto al P.B.I.: 


E,Y — 


dE Y 
dY E 


= bAY 


b-1 


AY 


- £) 


dE Y 
dY E 


1 ^ 

E 


/ 1 

dE 7 - dY 


d log E(t) / d log Y(t) 

dt dt 


- TC £ / TC y 


TC = Tasa de crecimiento 
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VIII.1.2.2 CARACTERISTICAS DE LA DEMANDA SECTORIAL DE ELECTRICIDAD Y 

SU CORRELACION CON EL P.B.I. 

De acuerdo a la clasificación por objeto de la actividad económica, los 
consumidores de electricidad pueden dividirse en cuatro clases: 

los productores de alimentos y mercaderías 
los productores de servicios 
los consumidores privados 
el estado 

Esto significa que, los sectores de la demanda de electricidad pueden 
identificarse como: 

Industrial 

comercial 

residencial 

público 

Las cifras de la demanda histórica (ventas de energía) para cada uno de 
los sectores están dadas en el capítulo III. 

Como una primera aproximación al análisis sectorial, el porcentaje de los 
diferentes sectores en el total de la demanda de energía es comparado con 
su participación en la formación del P.B.I. (por usos). 

Considerando al P.B.I. por usos de acuerdo a la identidad: 

Y = C + I + X- M (1) 

donde: 

Y = Producto Bruto Interno 
C = Consumo 

I = Inversión 
X = Exportación 
M - Importación 

Dicha ecuación puede transformarse en: 

Y-hM = CtI + X (2) 

El lado izquierdo de la ecuación (2) se denomina oferta , el lado derecho 
demanda. 
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Entonces: 

c = C (3) 

Y t M 

puede considerarse como "cuota de consumo" (consumo privado y público) y 

i = I (4) 

Y + M 

como "cuota de inversión" . El consumo corresponde a la demanda de electri_ 

cidad de sectores residenciales, al alumbrado público y tracción, mientras 

que la Inversión deberla compararse con la demanda industrial, o también 

con la demanda industrial más la demanda comercial. Sean 9 , 9. y 9. los 

r i íc 

porcentajes de la demanda de electricidad residencial, industrial, y del 
conjunto de los sectores industrial y comercial respectivamente. 


Entonces, la comparación de las participaciones sectoriales da las siguien. 
tes cifras en porcentajes: 


ANO 

1970 

1971 

1972 

1973 

1974 

1975 

1976 

1977 

1978 

c 

75 

75 

77 

78 

76 

72 

67 

64 

63 

9 r 

52 

52 

52 

52 

50 

49 

49 

48 

48 

i 

12 

13 

12. 

11 

10 

12 

1? 

16 

15 

9. 

i 

32 

32 

33 

32 

36 

37 

37 

35 

37 

9. 

1C 

48 

48 

48 

50 

51 

51 

51 

51 

52 


Puede verse que, tendencialmente, el decrecimiento en la cuota de consumo 
es seguido por un decrecimiento en la participación de la demanda de ener¬ 
gía residencial, pero en una forma moderada. Por otra parte, la tendencia 
al incremento de la cuota de inversión se corresponde con la tendencia al 
incremento de la demanda de electricidad en el sector comercial e indus¬ 
trial. 

El planeamiento de la oferta de electricidad en el largo plazo, necesa- 










riarnenLe, deberá investigar* estas características sectoriales detailadamen 
te. Po * e! momento, es suficiente demostrar' una posible alternativa para 
la consideración Je las características de las demandas sectoriales. Con el 
fin d*; atraer la atención sobre la importancia de esto punto, se reaJ izo un 
análisis de índices para el sector* industrial. La Tabla VIH. 5 contiene las 
series de índices para las ventas de electricidad del sector industrial, y 
para la producción del sector manufacturero. Dividiendo ia primera sobre la 


última, se 

de energía 

obtiene un coeficiente que indi 

eléctrica, con respecto al año 

cu la intensidad relativa >. 

1961 tomado como base. 

leí uso 

AÑO 

1961 

1962 

1963 

1964 

1966 

1966 

1967 

1968 

iy69 

Coef. 

1,00 

0,98 

0,97 

1,01 

0,99 

1,04 

1,10 

1,06 

1,02 


AÑO 

1970 

1971 

1972 

1973 

1974 

197 5 

1976 

1977 

1978 

Coef. 

0,90 

0,99 

0,96 

0,97 

1,04 

1,09 

1,41 

1,06 

1,1 ü 


A modo de ejemplo, en 1978 el consumo de electricidad por unidad de produc¬ 
ción en el sector manufacturero, fue 16% más alto que el registrado en el 
año 1961. 

De la misma forma que para las características de la demanda global, también 
para los Indicadores sectoriales se han elaborado modelos de regresión sim¬ 
ple. Las ventas de energía por sector fueron correlacionadas con el 
utilizando ecuaciones lineales y también doble-logarítmicas. 


Los parámetros estadísticos resultantes se indican en la Tabla VIII.6 para 
los modelos (3), (4), (5), (6), (9), (10), (11) y (12). De la lectura de los 
mismos resulta que la mejor aproximación a los valores observados se obtiene, 
en el caso de la demanda industrial y comercial, con los modelos (6) y (12). 
La elasticidad es de 2,49, resultando un poco mayor que el promedio. 
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VIII.1.2.3 CORRELACION ENTRE LA DEMANDA DE ELECTRICIDAD Y LA CANTIDAD 

DE SERVICIOS 

La Tabla VIII.5 contiene, además de las series de índices de ventas de 
electricidad, también los índices de cantidad de servicios, mostrando el 
cambio relativo en el número total de servicios eléctricos durante el pe¬ 
ríodo de referencia desde 1961. En 1978 el número de servicios fue del 32% 
más alto que en 1961. 

Relacionando el índice del número de servicios, con el correspondiente al 
de ventas de electricidad, se obtiene un coeficiente representando al "coii 
sumo específico relativo por servicio 11 , con los siguientes valores durante 
el período de observación: 


ANO 

1961 

1962 

1963 

1964 

1965 

1966 

1967 

1968 

1969 

Coef. 

1,00 

1,07 

1,06 

1,11 

1,05 

1,12 

1,16 

1,13 

1,23 


AÑO 

1970 

1971 

1972 

1973 

1974 

1975 

1976 

1977 

1978 

Coef. 

1,32 

1,38 

1,28 

1,29 

1,25 

1,32 

1,39 

1,46 

1,58 


Comparado con 1961, el consumo promedio de los clientes de U.T.E. para 
19 78 fue un 109% más alto. Como el número de servicios creció solamente 
en un 58% ^ aparentemente la mayor parte del crecimiento de la demanda re¬ 
sulta de un mayor consumo per capita, más que de un incremento de los ser 
vicios. Como el crecimiento de los servicios estaría restringido por el 
aumento de la población, cuando la tasa de electrificación alcance al 100% 
de la población, será importante para los objetivos de la planificación a 
largo plazo investigar la influencia del consumo per capita detalladamente, 
de forma de encontrar, dentro de lo posible, si existe un nivel de satura 
ción a ser alcanzado dentro del período de estudio. 

Los modelos de análisis de regresión simple, ecuaciones (17) y (18) - Ta_ 
bla VIII. 6 , muestran un alto grado de autocorrelación de los residuos. Ella 
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verifica así una relación funcional en el desarrollo del consumo per cápi 
ta (como la demanda es "explicada" por el número de servicios, el efecto 
del consumo per cápita está contenido en los residuos). 


VIII.1.3 MODELOS DE REGRESION MULTIPLE 


La relevancia de los diferentes factores socio-económicos para la explica 
ción de la demanda de electricidad, fue discutida y probada en los capítu 
los previos. Para predecir el futuro desarrollo de la demanda, debe encoii 
trarse un modelo que incluya los factores relevantes (explícita o implíci 
tamente), mostrando una buena adaptación estadística a los datos históri¬ 
cos y admitiendo una interpretación razonable. Como primer paso, se recal_ 
cularon los dos modelos ¡básicos empleados por ELC en su informe, suplemen_ 
tando las series de variables dependientes e independientes con los valo¬ 
res observados en 1977 y 1978 y sustituyendo además las cifras ajustadas 
del P.B.I. (B.C.U. indicadores de la actividad económico-financiera). 

Los modelos son los siguientes: 

E = a + b(E-l) + cY + dR (A) 

InE = a + bT + clnY + dlnR , (B) 

donde: el modelo (B) es la transformación lineal de la ecuación 
E = e a + bT Y C R d 

Los símbolos representan, respectivamente: 

E para la demanda de énergía 

E -1 para la demanda de energía en el período precedente 

Y para el P.B.I. 

R para las restricciones 

T para el tiempo 

Las restricciones entran en los modelos como "variables ficticias", requi¬ 
riendo un tratamiento estadístico especial *. 


La prueba estadística de significación "t" del parámetro d, no demues¬ 
tra si la contribución de la variable de regresión R a la explicación 
de E es significativa, pero muestra que sí hay una diferencia significa 
tiva entre períodos con y sin restricciones.(ver Johnston, Econometric 
Methods, Me Graw Hill - 1972, página 179). Para indicar las diferentes 
interpretaciones de d comparado con c y b, se marcan en la Tabla VIII. 7 
los valores correspondientes de la prueba estadística. 
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Los indicadores de la demanda de electricidad empleados son los mismos de 
los modelos de regresión simple, es decir, ventas de energía (V), genera¬ 
ción (G), y carga máxima del sistema (C)* En el caso de los modelos que 
utilizan "demanda 11 (D) como indicador de restricciones, obviamente no son 
considerados como variable ficticia de regresión, porque su influencia ya 
es considerada en el desarrollo de la variable dependiente. 

El modelo (A) muestra una mayor aproximación a la serie de datos observa¬ 
dos que el modelo (B), para cada uno de los indicadores. Esto puede ver¬ 
se en la Tabla VIII.7, ecuaciones (a) - (h). Las diferencias entre los in¬ 
dicadores empleados son muy pequeñas. 

En forma adicional, se probaron otros tipos de modelos. Como la represen¬ 
tación gráfica del desarrollo histórico de la demanda de electricidad, es 
muy similar a un polinomio de 3er. grado, se construyó el modelo corres¬ 
pondiente . 

Sin embargo, la aproximación estadística no resultó satisfactoria (ecua¬ 
ción (i) en Tabla VIII.7). 

Las ecuaciones (j) y (k) muestran la demanda de energía eléctrica per cá- 
pita, como función del número de servicios per cápita y del P.B.I. per cá 
pita; exhibiendo un alto grado de autocorrelación de los residuos, y prue_ 
bas estadísticas "t" y "F" satisfactorias, aunque peores que aquellas de ' 
los modelos (a), (b), (c) y (h). 

Los modelos (1) y (m), que establecen una relación entre la demanda,por un 
lado, y la cantidad de servicios y P.B.I., por otro, dieron pruebas esta¬ 
dísticas ampliamente satisfactorias, con la excepción de un alto grado de 
auto-regresión. 


VIII.1.4 PREDICCION Y RESULTADOS 

VIII.1.4.1 SELECCION DEL MODELO EMPLEADO 

La decisión para basar la predicción de la demanda de electricidad, se to¬ 
mó sobre un modelo de regresión múltiple, porque su valor explicativo es 
superior a los modelos de regresión simple investigados. Desde el punto de 
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vista de los valores de las pruebas estadísticas 5 las ecuaciones (a), (b), 
(g), y (h) contenidas én la Tabla VIII.7, son apropiadas y aceptables para 
servir como base para la proyección. Todos ellos pertenecen a la clase de 
modelos lineales. Como se muestra en páginas anteriores, los modelos basa¬ 
dos en transformaciones lineales de funciones potenciales no tienen el mis_ 
mo valor explicativo. 

Como la calidad estadística de las ecuaciones mencionadas arriba es aproxi 
madamente la misma, la selección del indicador de referencia debe realizar 
se basada en otros criterios. 

En lo concerniente a la generación, ésta no es solamente dependiente del 
desarrollo de la demanda de electricidad, sino también de las futuras pér^ 
didas del sistema. La carga máxima, como indicador de la demanda, está al¬ 
tamente influenciada por, las características del consumo de electricidad 
en el país (reflejada por el factor de carga),, la cual depende más cualita^ 
tiva que cuantitativamente del desarrollo de los indicadores socio-económi 
eos empleados. 

Por todas esas razones, es preferible, aún bajo el aspecto de igualdad en 
la calidad estadística de los modelos, utilizar las ventas de energía como 
indicador de la demanda. 

Además de mostrar una aproximación realista a la curva correspondiente a 
los datos históricos, la ecuación (b) con D como indicador debería ser 
preferible porque toma en ; cuenta diferentes efectos de las restricciones, 
mientras que la ecuación (a) sólo considera las restricciones por un mon¬ 
to fijo. Por otra parte, el modelo (a) presenta valores proyectados más 
altos para la demanda de electricidad al comienzo del período de proyec¬ 
ción. 

Tomando en cuenta las altas tasas de crecimiento.observadas para 1977 y 
1978, los resultados del modelo (a) deberían preferirse. Esto se puede 
justificar por el hecho de que las restricciones no son consideradas para 
el futuro, porque las proyecciones se realizan de forma tal de satisfacer 
los requerimientos de la demanda. 
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Por lo tanto 3 el modelo: 

(a) V = a + b(V-l) + cY + dR 

se eligió para servir de base a la proyección. 


VIII.1.4.2 DESARROLLO FUTURO DEL P.B.I. (l) 

La economía uruguaya está aun en una fase de crecimiento regular con tasas 
positivas de crecimiento del Producto Domestico Bruto. Se puede afirmar 
que esta tendencia se mantendrá por varias razones, algunas de las cuales 
son: 

las actividades económicas en el sector de la construcción se encuentran 
en una fase de expansión. Al mismo tiempo, este sector es considerado 
también como un indicador del incremento de las actividades en otros 
sectores. 

también el turismo continua desarrollándose. Mientras la diferencia en 
el nivel de precios entre Argentina y Uruguay subsista, Uruguay seguirá 
resultando atractivo para los turistas argentinos. 

Adicionalmente 3 con la extensión de las facilidades turísticas (ver ac¬ 
tividades de la construcción), podría ser posible atraer más turistas 
provenientes de otros países. 

en el sector primario, la expansión del sector pecuario es el punto más 
destacable. La demanda internacional para la industria pesquera puede 
suponerse que se mantendrá, por lo menos durante -la próxima década. 

Por otra parte, existen aún algunos factores que obstaculizan el crecimien 
to económico, y también el consumo eléctrico asociado: 

condiciones desfavorables para los mercados de exportación, especialmen_ 
te para la industria del cuero 

escasez y falta de recursos primarios nacionales ( 20 %) ( 2 ) 
problemas en la financiación del capital de trabajo (16%) 


(1) Información tomada de B.C.U.: Indicadores de la actividad económica 

(2) Los porcentajes se refieren al número de empresas que identifican es¬ 
tos factores como un obstáculo a su desarrollo económico a través de 
la encuesta trimestral de actividades del B.C.U. 
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baja demanda interna (15%), altamente correlacionada con el firme decre 
cimiento del salario real resultante de una elevada tasa de inflación 
insuficiencia de los equipos (10%) 

Debido a los factores positivos arriba mencionados, el crecimiento en tér¬ 
minos reales del P.B.I. es factible de mantenerse en el largo plazo, aun¬ 
que sea limitado por las citadas restricciones. 

Por lo tanto, parece razonable suponer para el futuro una tasa de creci¬ 
miento promedial para el P.B.I. (a precios constantes de mercado) de un or 
den de similar magnitud a las tasas observadas en los últimos años del pe 
ríodo de referencia. La tasa de crecimiento supuesta se situó en un monto 
del 3% anual. 

VIII.1.4.3 PROYECTOS INDUSTRIALES 

Con el fin de encontrar algunos factores en el desarrollo económico, cuya 
contribución relativa al P.B.I. implique una demanda de energía superior a 
la considerada "normal”, se consideró un catálogo de proyectos industria¬ 
les ya previstos. Como para ninguno de estos proyectos se puedo obtener su 
fecha definitiva de puesta en marcha, el análisis se realizó solamente a 
un nivel tentativo, de forma tal de encontrar valores máximos para requeri 
mientos adicionales de energía. 

Las cifras se denominan "crecimiento no-vegetativo" para distinguirlas de 
una estructura normal del P.B.I. (de acuerdo a los valores históricos). 

El criterio de selección para los proyectos que se considera generan demarp 
da no-vegetativa, se basa en un coeficiente que refleja la Intensidad del 
uso de electricidad por unidad económica de producción, el cual aparece en 
una publicación del C.I.E.R. * . Las industrias con coeficiente superior a 
2.0 supuestamente generan crecimiento no-vegetativo. 

Empleando este criterio, los siguientes proyectos pueden seleccionarse de 
la lista mencionada anteriormente. 


Boletín de la Comisión de Integración Eléctrica Regional (C.I.E.R.) 
N° 100 - Febrero - Marzo de 1978 
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Proyecto Potencia 

Coeficiente 

horas 

kW no-vegetativos 

MWH 


kW 


en 

(2) 


Vidrio, 
Av.Rivera(3) 

1117 

2,44 

5000 

310 

1550 

Vidrio, 

Calle Pérez(3 

1103 

) 

2,44 

5000 

200 

1000 

Laminadora, 

Vázquez 

20000 

3,00 (4) 

3000 

6667 

20000 

Portland, 

Paysandú 

10000 

O 

vH 

«■» 

00 

4000 

7530 

30120 

Cerámica, 
Canelones 

3000 

2,67 

2000 

750 

1500 

Portland Ext, 
Minas 

15000 

4,00 (4) 

3000 

7500 

22500 





22957 

76670 


Donde: 

(1) Horas promedio de producción anual 

(2) kW no-vegetativo Potencia (Coeficiente - 2)/Coeficiente Estadís¬ 
tico 

(3) Montevideo 

(4) Estimación propia basada en: Anuario Estadístico de la República 
Federal de Alemania 

Como puede observarse, la importancia del crecimiento no-vegetativo es re¬ 
lativamente insignificante. El incremento anual de la demanda no excederá 
de 80 GWH. 

Por lo tanto 5 y también debido a la escasez de información sobre el progr<a 
ma de puesta en operación de las industrias, los requerimientos especiales 
no se tomaron en cuenta en el pronóstico de la demanda. 


Si U.T.E. considerase estar preparada para cubrir este eventual crecimien- 
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to adicional en la demanda, se recomendaría aumentar la capacidad de reser 
va de los correspondientes años, en una cantidad igual a la potencia no-ve 
getativa multiplicada por un factor adecuado de contemporaneidad. 


VIII.1.4.4 RESULTADOS 

La predicción basada en la ecuación (a), conduce a las siguientes cifras 
de la demanda para todo el país, durante el período de planeamiento desde 
1980 hasta 1990. 

DEMANDA DE ELECTRICIDAD PRONOSTICADA 


AÑO 

1979 


1980 

1981 

1982 

1983 

1984 

GWh 

2556 


2712 

2873 

3038 

3208 

3384 


ANO 

1985 


1986 

1987 

1988 

1989 

1990 

GWh 

3565 


3751 

3942 

4140 

4343 

4553 

La tasa de 

crecimiento 

decrece moderadamente 

de 6,3% ■ 

en 1979 a 4,8% 

en 

1990, con 

un promedio 

de 

5,5% 

sobre el período, de pronóstico. 


La elasticidad-ingreso 

de 

: la 

demanda * es estimada en 

0,83 para 1979 

, de¬ 

creciendo 

a 0,64 en 1990. 

La 

elasticidad con 

respecto 

a los valores 

de la 


demanda en el ano anterior es de 0,57 para 1979 y de 0,58 para 1990. 

La composición de la tasa de crecimiento de la demanda está dada por la si 


= dE Y = _cY_ = 0,1044 . 20291 = 0,83 en 

dY E al bE-1 + cY 2556 1979 


Como en el contexto del análisis de regresiones E-l tiene que sei^ asu¬ 
mido como una variable independiente, éste no influencia la derivación. 
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guíente expresión: 


tc e 


TC 


E-l 


E,E-1 


+ TC„ 


E,Y 


Por lo tanto, en 1979 se asume que el crecimiento del P.B.I. contribuye con 
2,5% a la tasa de crecimiento de la demanda (6,3%), mientras que el resto 
se debe a la dinámica propia del desarrollo de la demanda según el modelo 
empleado. 


/ 
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VIII.2 CARACTERISTICAS DE LA DEMANDA EN EL SISTEMA INTERCONECTADO 

VIII.2,1 EXTENSION DEL SISTEMA INTERCONECTADO 

En la situación presente, el 96% del total de las ventas de U.T.E. provie¬ 
nen del sistema interconectado. Esto significa, que solamente el 4% del to_ 
tal de las ventas se origina a partir de las 41 plantas diesel con una ca¬ 
pacidad instalada que totaliza 60 MW. Debido a que el sistema interconecta 
do está en continua extensión, la cantidad relativa de electricidad a ser 
producida aisladamente tiende a disminuir en el futuro. 

La siguiente tabla indica las áreas a ser interconectadas en el corto pla¬ 
zo (indistintamente, las líneas de interconexión están actualmente en cons 
-truccion o ya se decidió su instalación), la fecha de interconexión y el 
porcentaje vendido de electricidad en 1978. 


AREAS SERVIDAS POR SISTEMAS AISLADOS 


Area 

Fecha de 

Interconexión 

Ventas de electricidad 

(En % del total) 

Tacuarembó/Rivera 

4/81 

.0,74% 

Rocha/Chuy 

10/81 

0,66% 

Valentines/Treinta y Tres 

10/82 

1,61% 

Bella Unión/Artigas 

4/83 

0,65% 

Cardona 

12/80 

0,18% 

San Javier/Nuevo Berlín 

12/83 

O 

o 

en 

o\° 

Guichón 

12/80 

0,07% 

Otros Sistemas 

- 

0,03% 

Total Sistemas aislados 


4,00% 


En cifras absolutas, el 4% del total de ventas de 1978 es aproximadamente 
igual a 96 GWH. 
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VIII.2.2 CARACTERISTICAS GENERALES DE LA DEMANDA PARA EL 

SISTEMA INTERCONECTADO 

Las características generales de la demanda en 1977 y 1978 respectivamente, 
para el sistema Ínterconectado, son las siguientes: 


Ano 

Ventas 

Generación 

Pérdidas 

Carga 

Factor de 


Electricidad 



Máxima 

Carga 


(GWh) 

(GWh) 

(%) 

(MW) 

(%) 

1977 

2101 

2644 

20,5 

523 

57,7 

'1978 

2309 

2806 

17,7 

548 

58,5 

Comparadas 

con las cifras 

mencionadas 

para todo el 

país, indicadas en la 


Sección anterior, las pérdidas del sistema ínterconectado resultan menores 
que las relativas a la totalidad *. 

•La carga máxima se elevó considerablemente en 1977 (11%), mientras que su 
crecimiento en 1978 (5%) fue menor al de las ventas de energía. El factor 
de carga, que fue del 59,3% en 1976, se deterioró en 1977, bajando a 57,7%, 
debido a un anormal crecimiento de la carga máxima, mejorando durante 1978. 

Con respecto a las perspectivas futuras, debería ser posible una mejora 
adicional de las condiciones de generación, transmisión, y distribución, 
que resulten en una mejora de las cifras de pérdidas y del factor de carga. 
Para la predicción de la generación requerida y las características de la 
carga fue tomada como referencia la situación imperante en 1978, porque 
dicho año puede considerarse como absolutamente n normal í? sin restricciones, 
tanto desde el punto de vista de la oferta como de la demanda en el merca^ 
do de energía eléctrica. Se empleó un criterio conservador para no subest^ 
mar la generación requerida, no considerándose una mejora adicional a la 
situación de referencia ya mencionada. 


* Las pérdidas totales representaron el 21,5% y el 18,7% 
1977 y 1978 respectivamente. 


en los anos 
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VIII.2.3 PREDICCION DE LA GENERACION REQUERIDA 

Con el fin de predecir la generación futura requerida para satisfacer la 
demanda en el sistema interconectado, basada en la proyección de la deman¬ 
da para la totalidad del país descrita en los capítulos anteriores, se rea_ 
lizaron los siguientes supuestos básicos: 

a) Las pérdidas (de transmisión y distribución, consumo propio de U.T.E. 
y servicios esenciales - plantas de generación -) representarán el 
18% del total de generación de cada año durante el período considera¬ 
do . 

b) La demanda en las áreas a ser interconectadas en los próximos años, 
crecerá a las mismas tasas que la demanda total. Es decir, su partici¬ 
pación en las ventas de energía permanecerá constante, en los mismos 
niveles registrados actualmente. 

c) Una vez Ínterconectados, los sistemas parciales tendrán las mismas pér_ 
didas que la totalidad del sistema (18% de pérdidas). 

d) La interconexión de los sistemas mencionados en la Sección VIII.2.1 
tendrá lugar de acuerdo al cronograma mencionado. 

Dados los supuestos básicos mencionados, la cantidad de generación requeri_ 
da para satisfacer la demanda proyectada (resultante del modelo (a). Sec¬ 
ción VIII.1.4.4) , puede obtenerse directamente. 

Las cifras correspondientes se detallan en la Tabla VIII.8. Los resultados 
son los siguientes para el período estudiado: 


ANO 

1979 

1980 

1981 

1982 

1983 

1984 

GWh 

2993 

3175 

3384 

3630 

3901 

4127 


ANO 

1985 

1986 

1987 

1988 

1989 

1990 

GWh 

4347 

4574 

4808 

5049 

5297 

5552 








Después de 1983 las tasas de crecimiento son las mismas que las de la de¬ 
manda 5 debido al supuesto de constancia en las pérdidas. 

VIII.2.4 ANALISIS Y PREDICCION DE LAS CURVAS DE CARGAS 

Los incrementos y los requerimientos de generación caudados por un aumento 
de la demanda, no afectarán solamente los requerimientos de la capacidad 
instalada, sino también su grado de utilización. 

El despacho de carga depende,.en cierto grado, de la distribución de la de_ 
manda en el tiempo. Una distribución más uniforme resultará en una mayor 
utilización de la capacidad instalada. La experiencia de Uruguay, debido 
a sus condiciones climáticas, implica significativas diferencias en las 
características estacionales de la demanda. 

Para tomar en cuenta esas diferencias, es usual realizar ,el análisis de 
las características de la demanda sobre el tiempo, es decir, el estudio de 
las curvas de carga, no solamente con referencia a un nivel anual, sino 
también sobre niveles estacionales. La previsión de las características de 
la carga se basará en el análisis arriba descrito. 

Una vez que las curvas de duración de la carga quedan determinadas, las 
cargas máxima y mínima para cada año pueden obtenerse directamente a par¬ 
tir de los correspondientes resultados. 

El modelo de simulación de U.T.E. trabaja con la curva integrada de carga. 
Para compatibilizar los resultados con las prácticas de U.T.E., fue calcu¬ 
lada una curva integrada de duración para cada estación y cada año del pe¬ 
ríodo de planeamiento. 


VIII.2.4.1 CURVAS ANUALES Y ESTACIONALES DE DURACION DE LA CARGA 

Las figuras VIII.8 a VIII.11, muestran las curvas estacionales de duración 
de 1978, las cuales fueron obtenidas por suma de todas las curvas diarias 
de duración, quedando indicados los valores de carga (MW) en orden descen¬ 
diente. Los intervalos de tiempo cubiertos por las curvas estacionales de 
duración son los siguientes: 
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N° 

Estación 

Intervalo 

de tiempo 

Horas 

1 

Verano 

1/12/77 

- 28/2/78 

2.160 

2 

Otoño 

1/3/78 

- 31/5/78 

2.208 

3 

Invierno 

1/6/78 

- 31/8/78 

2.208 

4 

Primavera 

1/9/78 

- 30/11/78 

2.184 



1/2/77 

- 30/11/78 

8.760 


La curva anual de duración está indicada en la figura VIII.12. Debido a 
- que el comienzo de la estación veraniega se sitúa en el I o de diciembre de 
1977, la energía contenida en la curva de duración no coincide con la gene 
ración de 1978, la cual corresponde al año calendario. De acuerdo a los 
cálculos, la energía contenida en la curva de duración presentada es de 
aproximadamente 2.820 GWh, mientras que el total de generación en el año 
calendario 1978 fue de solamente 2.800 GWh. Como consecuencia, el factor 
de carga resultante de la curva de duración también muestra una ligera di¬ 
ferencia con relación al factor de carga dado en la Sección VIII.2.2 
(58,5%). 


Como resultado del análisis de las curvas de duración, se obtuvieron los 
siguientes factores de carga y energía: 


N° 

Estación 

Factor de carga (%) 
relacionado con 
carga máxima 

Energía 

contenida 



anual 

estacional 

GWh 

0, 

O 

1 

Verano 

53,5 

68,2 

633 

22,5 

2 

Otoño 

56,5 

56,5 

683 

24,0 

3 

Invierno 

66,3 

67,3 

802 

28,5 

4 

Primavera 

58,6 

61,8 

702 

25,0 


Total del año 

58,7 

58,7 

2820 

100,0 
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VIII.2.4.2 DISCRETIZACION DE LAS CURVAS DE DURACION 

Con el fin de hacer operatorias las curvas de duración para su empleo en 
ciertos modelos de computación, ellas tienen que ser transformadas en un nú 
mero relativamente pequeño de bloques, de forma tal que la energía conteni¬ 
da permanezca constante. Para el propósito de la presente investigación, se 
entendió apropiada una subdivisión del eje del tiempo en seis intervalos, 
de forma tal de lograr la simplificación necesaria y mantener la mejor in¬ 
formación posible. La subdivisión elegida para la curva de duración anual 
es la siguiente: 


Block N° 

1 

2 

3 

4 

5 

6 

Horas 

7 

876 

2500 

6200 

8610 

8760 

Tiempos relativos 

0,0008 

0,1000 

0,2854 

0,7078 

0,9829 

1,0000 


Los valores del tiempo sobre la abcisa de las curvas estacionales de dura¬ 
ción, fueron calculados en forma acorde con los tiempos relativos de la cur 

va de demanda. 

Los valores de carga para la curva de duración relativa se indican en el si 

guíente cuadro: 

Block N° 

1 

2 

3 

4 

5 

6 

Tiempos 

0,0008 

0,1000 

0,2854 

0,7078 

0,9829 

1,0000 

Carga-Verano 

1,00 

0,89 

0,79 

0,69 

0,50 

0,41 

Carga-Otoño 

1,00 

0,83 

0,70 

0,57 

0,39 

0,31 

Carga-Invierno 

1,00 

0,93 

0,82 

0,69 

0,45 

0,36 

Carga-Primavera 

1,00 

0,87 

0,75 

0,63 

0,43 

0,35 

Carga-Total Año 

1,00 

0,86 

0,73 

0,59 

0,41 

0,33 


Todos los valores están relacionados al pico estacional. 
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VIII.2.4.3 PREDICCION DE LAS CURVAS ANUALES ESTACIONALES DE DURACION 

Las curvas anuales y estacionales de duración fueron estimadas para cada 
año hasta 1990, a partir de dos suposiciones básicas: 

a) las formas de las curvas anuales y estacionales de cada uno de los años 
permanecerán incambiadas 

b) los factores de carga también serán constantes 

Debido a que 1978, año básico, puede ser considerado como un año normal, y 
en atención a que en el corto plazo las formas de utilización de la energía 
eléctrica no cambiarán significativamente, dichos supuestos básicos pueden 
considerarse razonables, 

A causa de los requerimientos del programa de computación empleado para la 
predicción (entrada de horas enteras solamente), debieron realizarse lige¬ 
ras modificaciones concernientes a la configuración de los bloques de las 
curvas de duración consideradas. El siguiente cuadro muestra la configura¬ 
ción de los bloques y los factores de carga aplicados a las curvas estima¬ 
das : 


Estación 

Valores 

1 2 

de la . 

3 

abcisa por 

4 

bloque 

5. 

en horas 

6 

Factor de 
carga 

Verano 

2 

216 

617 

1529 

2123 

2160 „ 

68% 

Otoño 

2 

221 

630 

1563 

2170 

2208 

56,5% 

Invierno 

2 

221 

630 

1563 

2170 

2208 

67,5% 

Primavera 

2 

219 

624 

1546 

2147 

2184 

62% 

Total Año 

8 

877 

2501 

6201 

8610 

8760 

59% 


Así las curvas de duración relativas muestran los siguientes valores para 
cada año del período de producción: 
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abcisa 



Estación 

0,001 

0,100 

0,286 

0,708 

0,983 

o 

o 

t—1 

c 

Verano 

1,00 

0,89 

0,80 

0,70 

0,52 

0,42 

A 

Otoño 

1,00 

0,83 

0,70 

0,57 

0,39 

0,31 

R 

Invierno- 

1,00 

0,93 

0,83 

0,69 

0,45 

O 

00 

G 

Primavera 

1,00 

0,87 

0,75 

0,63 

0,44 

0,35 

A 

Total Año 

1,00; 

0,86 

0,73 

0,59 

0,41 

0,32 


Los resultados de la predicción, expresados en MW, se indican detalladamer^ 
te en las Tablas VIII,id a VIII,14, 

VIII.2.4.4, FUNCION INTEGRADA DE LA CARGA 

La función integrada de la carga se obtuvo por integración de la curva de 
duración de la carga o, en el caso discreto, por la acumulación de las áreas 
de las curvas de duración para los intervalos de carga dados. 

Las funciones de carga resultantes se indican en el siguiente cuadro: 


Verano 

Energía 

Carga 

0,42 

0,42 

0,51 

0,52 

0,64 

0,70 

0,67 

0,80 

0,68 

0,89 

0,68 

1,00 

Otoño 

Energía 

Carga 

0,31 

0,31 

0,39 

0,39 

0,52 

0,57 

0,55 

0,70 

0,56 

0,83 

0,56 

1,00 

Invierno 

Energía 

Carga 

0,37 

0,37 

0,45 

0,45 

0,62 

0,69 

0,66 

0,83 

0,67 

0,93 

0,67 

1,00 

Primavera 

Energía 

Carga 

0,35 

0,35 

0,44 

0 ,44 

0,57 

0,63 

0,61 

0,75 

0,62 

0,87 

0,62 

1,00 

Total Año 

Energía 

Carga 

0,32 

0,32 

0,41 

0,41 

0,54 

0,59 

0,58 

0,73 

0,59 

0,86 

0,59 

1,00 
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Las Tablas VIII.15 a VIII.19 muestran los resultados, expresados en MW 
(carga) y GWh (energía). La representación gráfica se muestra en las figu¬ 
ras VIII.13 a VIII.15 
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VIII.2.5 REVISION DEL PRONOSTICO DE LA DEMANDA 

Dentro de la segunda fase del estudio se efectuó una nueva predicción de 
la generación requerida hasta el año 2000 5 la cual resultó en valores modi 
ficados para los años 1980 - 1990. Estos cambios se originaron por los si¬ 
guientes motivos: 

una revisión oficial (B.C.U.) de la tasa de crecimiento del PBI en el 
año 1978 (2.3% a 3.9%) 

la tasa de crecimiento del PBI en el año 1979 (8.4%) 

- un pronóstico del crecimiento futuro del PBI en base a un modelo macro- 
económico (para el pronóstico de la primera fase se adoptó una tasa de 
crecimiento constante igual a 3% por año) 

Con el fin de revisar los plánes alternativos de equipamiento hasta el año 
1989, se empleó el nuevo pronóstico de la demanda, el cual se detalla en 
la Tabla VIII.20, junto con la proyección que se obtuvo en la primera fase 
Una comparación de las cifras respectivas muestra aumentos significativos 
en los primeros años del decenio ochenta, resultando ello del salto brusco 
en el crecimiento del PBI registrado en los J años 1978 y 1979. Sin embargo, 
las tasas promedio de crecimiento de la demanda hasta el año 1990 resultan 
similares. 

La metodología y la justificación de las nuevas cifras serán incluidas en 
el informe final del presente estudio. • 


i 
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j CURVA DE DURACION 
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Símbolo 


Unidad 


Explicación 


Ventas 

Ventas industriales 

Ventas comerciales 

Ventas residenciales 

Ventas industriales y comerciales 

Demanda 

Generación 

Carga máxima 

Indicador de demanda de energía 

eléctrica 

Población 

Producto bruto interno a precios 
constantes de factores de 1961 
Producción industrial 
Tiempo 

Restricciones 
Cantidad de servicios 


GWH o MW 
Millones 


N$ * 10 * 


Miles 


Tasa de crecimiento 
Elasticidad 

Valor del año anterior (por ej. V-l) 


GWH o MW 


VCoeficientes de regresión 


Coeficiente de correlación 

(R= V ~ coe; jr ^ determinación 

Valor de la función de distribución 

de prueba de Fisher 

Valor de la función de distribución 

de prueba de Student 

Estadística de prueba de 

Durbin-Watson 










R 


Año Pob Ser Y 



.Habitantes 

Cantidad 




x 10 6 

x 1Q 3 

’N$ x 10 3 


1961 

2,58 

598,4 

15.435 

0 

1962 

2,61 

616,9 

15.087 

0 

1963 

2,65 

630,1 

15.161 

0 

1964 

2,68 

646,4 

15.466 

0 

1965 

2,71 

656,1 

15 . 644 

1 

1966 

2,74 

668,5 

16.177 

0 

1967 

2,76 

679,9 

15.507 

0 

1968 

2,78 

6 9 . 1,4 

15.753 

1 

1969 

2,80 

683,6 

16.715 

0 

1970 

2,81 

6 93,6 

17.498 

1 

1971 

'' 2 , 81 

708,0 

17.327 

0 

1972 

2,81 

717,5 

16.723 

1 

1973 

2,82 

732,8 

16.851 

0 

1974 

2,82 

745 , a 

17.382 

1 

1975 

2,82 

758,5 

18.156 

1 

1976 

2,82 

771 , 9 . 

18.632 

0 

1977 

2,83 

780,6 

19.257 

0 . 

1978 

2,84 

790,2 

19.700 * 

0 


* Cifra sujeta a ajustes 
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Ano 

V 

VR 

VI 

VC 

VIC 

D 

G 

c 


GWH 

GWH 

GWH 

GWH 

GWH 

GWH 

GWH 

MW 

1962 

1270 

5 9.2 

5 Q 5 

107 

612 

1270 

1559 

300 

1963 

1281 

611 

496 

109 

605 

1281 

1578 

306 

1964 

1387 

653 

551 

117 

668 

1387 

1719 

340 

1965 

1337 

618 

539 

122 

661 

1414 

1646 

299 

1966 

1441 

665 

5 7 9. 

136 

715 

1441 

1834 

343 

1967 

1520 

729 

582 

143 

725 

1520 

1904 

365 

1968 

1513 

721 

5 91 

141 

732 

1569 

1886 

330 

1969 

1618 

780 

603 

175 

778 

1618 

2049 

383 

1970 

1727 

. 834 

551 

281 

832 

1749 

2160 

402 

1971 

1881 

.906 

600 

3Q5 

9 0 5': 

1881 

2323 

444 

1972 

1763 

852 

577 

276 

853 

1822 

2340 

450 

1973 

1806 

' 870 

581 

. 279 

8 6 Q 

1865 

2458 

447 

1974 

17 9.7 

829 

648 

252 

900 

1856 

2297 

425 

1975 

1940 

869 

721 

276 

9.97 

1940 

2396 

414 

1976 

2063 

926 

764 

297 

1061 

2 0.63 

2588 

470 

1977 

2188 

1000 

774 

334 

1108 

2188 

2784 

523 

1978 

2405 

1070 

8 9.7 

357 

1254 

2405 

2959. 

548 


Abreviaturas ver Tabla VIII.1 
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INDICADORES DE DA DEMANDA 
DE ENERGIA ELECTRICA 


TABLA VIII.3 









Año 


TC. 


TC, 


TC, 


TC, 


TC, 


TC 

TC, 


TC TC 

SER POB 



% 

% 

% 

a 

x> 

% 

% 

% 

% 

í 960 



4,0 

3,6 





1961 

13,4 


14,1 

11,2 

2,9 




1962 

10,1 


9,9 

7,9 

-2,3 




1963 . 

0,9 

0,9 

1,2 

2,0 

0,5 

1,8 

2,1 

1,4 

1964 

8,3 

8,3 

8,9 

11,1 

2,0 

4,1 

2,6 

1,3 

1965 

-3,6 

2,0 

- 4,3 

-12,1 

1,2 

1,7 

1,5 

1,1 

1966 

7,8 

1,9 

11,4 

14,7 

3,4 

0,6 

1,9 

1,0 

1967 

5,5 

5,5 

3,8 

6,4 

-4,1 

-1,3 

1,7 

0,9 

1968 

-0,5 

3,2 

-1,0 

-9,6 

1,6 

2,0 

1,7- 

0,7 

1969 

6,9 

3,1 

8,6 

16 ,1 

6,1 

0,5 

-1,1 

0,5 

1970 

6,7 

8,1 

5,4 

5,0 

4,7 

1,7 

1,5 

0,3 

1971 

8,9 

7,6 

7,6 

10,5 

-1 , o 

-7,7 

2,1 

0,2 

1972 

-6,3 

-3,1 

0,7 

1,4 

-3,5 

0,9 

1,3 

0,1 

1973 

2,4 

2,4 

5,0 

-0,7 

0,8 

3,1 

2,1 

0,1 

1974 

- 0,5 

- 0,5 

- 6,6 

-4,9 

3,2 

- 0,2 

1,8 

0,1 

1975 

8,0 

4,5 

4,3 

-2,6 

4,5 

1,0 

1,7 

0,1 

1976 

6,3 

6,3 

8,0 

13,5 

2,6 

2,4 

1,8 

0,1 

1977 

6,1 

6,1 

7,6 

11,3 

3,4 

1,8 

1,1 

0,2 

1978 

9,9 

9,9 

6 , 3 

4,8 

2,3 

4,3 

1,2 

0,3 


Abreviaturas ver Tabla VIII.1 


ESTUDIO DEL EQUIPAMIENTO DEL 



SISTEMA ELECTRICO NACIONAL 

HASTA EL AÑO 200C 

TASAS DE CRECIMIENTO 

TABLA VIH.4 







Ano 


V 


VI 


1961 

1Q0 

1Q 0 

1962 

110 

98 

1963 

111 

96 

19 64 

120 

107 

1965 

116 

105 

1966 

125 

112 

1967 

132 

113 

1968 

131 

115 

1969 

140 

117 

1970 

150 

107 

1971 

163 

117 

1972 

153 

112 

1973 

157 

. 113 

1974 

156 

126 

1975 

168 

140 

1976 

179 

148 

1977 

190 

150 

1978 

209 

174 


Y 

PI 

SER 

100 

100 

100 

98 

100 

107 

98 

9 9 

106 

100 

106 

111 

101 

106 

105 

105 

108 

112 

100 

103 

116 

102 

108 

113 

108 

115 

123 

113 

119 

132 

112 

117 

138 

108 

117 

128 

109 

116 

129 

113 

121 

125 

118 

129 

132 

121 

134 

139 

125 

142 

146 

128 

151 

158 
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INDICES DE LOS INDICADORES 


TABLA VIH. 5 







No Ecuación 


ti) V= a + bY 


(2) D= a + bY 


(3) VI= a + bY 


(4) VC= a + bY 


(5) VR= a + bY 


(6) VIC= a + bY 


(7) Id V-- a t b ln Y 


(8) ln D= a + b ln Y 


Coefici 

entes de regresión 

R 

F 

DW 

( valores 't') 
a b c d 

-2065 0,2231 

0,9722 

258 

1,61 

-1980 

(16,07) 

0,2192 _ 

0,9642 

198 

1,36 

- 537 

(14,08) 

0,0686 

0,9102 

72 

1,06 

- 751 

( 3,51) 

0,0574 

0,9222 

85 

0,63 

- 779 

( 9,24) 

0,0933 

0,9438 

122 

1,14 

-1288 

(11,06) 

0,1260 

0,9794 

352 

1,75 

-14,01 

(18,77) 

2,2027 

0,'ib50 

216 

1,43 

-13,55 

(14,71) 

2,1564 

0,9580 

167 

1,21 


(12,93) 







No Ecuación 


DW 


*. *-_. .> • .. *. ,:i i.»...¿¿ik-gi 




Coeficientes de regresión R F 

(valores ! t ! ) 




a 

b c d 




C9) 

ln ¥1= a + b ln Y 

-10,68 

1,7568 

0,9083 

71 

1,09 




( 8,41) 




(10) 

In VC= a + h ln Y 

-41,9,2 

4,8524 

0,9143 

76 

0,49 




C 8,74) 




Cu) 

ln VR= a + b ln Y 

-12,81 

2,0100 

0,9353 

105 

1,06 




(10,24) 




Cl2) 

ln VIC= a + b ln Y 

-17,49 

2,4875 

0,9785 

338 

1,62 




(18,39) 




(13) 

G= a + bY 

-2597 

0,2809 

0,9494 

137 

1,14 




(11,71) 




(14) 

C= a + bY 

- 428 

0,0490 

0,9234 

87 

1,40 




(.. 9,32) 




(15) 

ln G= a + b ln Y 

-14,14 

2,2391 

0,9428 

120 

1,04 




(10,95) 




(16) 

ln C= a + b ln Y 

-14,30 

2,0338 

0,9177 

80 

1,46 




( 8,95) 




C17) 

D= a + b SER 

-24,56 

5,9322 

0,9684 

226 

D ,77 




(15,04) 




(.18) 

ln D= a + b ln SER 

-8,4515 

2,4237 

0,9745 

283 

0,78 


(16,83) 


ESTUDIO DEL EQUIPAMIENTO DEL 

CARACTERISTICAS DE EOS MODELOS 

TABLA VIII. ó 

SISTEMA ELECTRICO NACIONAL 

DE REGRESION SIMPLE 

(2/2) 

¿gjj HASTA EL AÑO 2000 


1 








/» / , / . i . , 

i'- u-' í 'w- 


No Ecuación 

Coeficientes de regresión (valores ? t ? ) 

R 

F 

DW 


a 

b 

c 

d 




(a) V= a + b V-l + cY + dR 

-1029 

0,6101 

0,1044 

-68 

0,9934 

323 

2,45 



(6,27) 

(5,15) 

(- 3,07 *) 




(b) D= a + b D-l + cY 

-880 

0,6646 

0,089.2 

- 

0,9912 

391 

2,40 



(6,48) 

(4,12) 





(c) ln V~ a + bT + c In Y 

0,1110 

0,0256 

0,7289 

0,3256 

0,9893 

200 

1,42 

+ d ln R 


(5,14) 

(2,42) 

(2,00) 




(d) ln D= a + bT + c ln Y 

1,976 

0,0282 

0,5349 

- 

0,9883 

294 

1,32 



(5,97) 

(1,86) 





(e) ln G= a + bT + c ln Y 

6,26 

0,0378 

0,0657 

0,4237 

0,9876 

172 

0,99 

+ d ln R 


(6,76) 

(0,19) 

(2,32) 




(f) ln C= a + bT + c ln Y 

4,34 

0,0338 

0,1398 

0,7105 

0,9640 

57 

1,32 

+ d ln R 


( 373) 

(0,26) 

(2,52) 




Cg) G= a + b G-l + cY + dR 

-827 

0,7638 

0,0856 

-117,7 

0,9928 

299 

2,38 



(8,67) 

(3,48) 

(-3,88 











No 

Ecuación 

Coeficientes de 

regresión (valores ’t') 

R 

F 

DW 



a 

b 

c 

d 




(h) 

C= a + b C-l + cY + dR 

-185 

0,6882 

(5,89) 

0,0198 

(3,47) 

-37 

(-4,22 *) 

0,9815 

114 

2,03 

(i) 

V= a + bT + cT 2 + dT 3 

1,1354 

97,60 

(2,72) 

-6753 

(-1,48) 

302832 

(1,81) 

0,9848 

140 

1,06 

(j) 

D/POB= a t b (SER/POB) 

+ c (Y/POB) 

-1,1562 

4,7564 

(4,17) 

0,0933 

(2,38) 

- 

0,9663 

99 

0 9 73 

(k) 

In (D/POB)= a + b In (SER/POB) 

+ c ln (Y/POB) 

1,0756 

2,1225 

(4,38) 

0,7454 

(1,84) 

- 

0,9610 

8-5 

0,66 

(1) 

D= a + b Y + c SER 

-2369 

0,1066 

(3,45) 

3,25 

(3,91) 

- 

0,9831 

201 

1 5 20 

(m) 

ln D= a + b InY + c ln SER 

-11,005 

0,8549 

(2,94) 

1,5441 

(4,80) 

- 

0,9843 

218 

1,02 


En ecuación (i) los valores de V están dados en TWH y T está sustituido por T/1000. 







SISTEMA ELECTRICO NACIONAL | PREVISION SISTEMA INTERCONECTADO TABLA VIII. 
HASTA EL AÑO 2000 


Región y fecha 
de interconexión 


1979 1980 1981 



Total (a) 

País (b) 

Tacuarembó/Rivera 
(4/81) (a) 

Rocha/Chuy 

(10/81) (a) 

Valentines/Treinta 
y Tres (10/82) (a) 

Bella Unión/Artigas 
(4/83) Ca) 

Cardona (1/81) (a) 

San Javier/Nuevo 
Berlín (1/84) (a) 

Guichón (1/81) (a) 

Sistemas 

Aislados (a) 

Sistema 

Interconectado (a) 


3117 

3307 

3503 

2556 

2712 

2873 

23,07 

24,47 

8,64 

20,57 

21,83 

18,50 

50,18 

53,24 

56,40 

20,26 

21,50 

22,77 

5,61 

5,95 


1,87 

1,98 

2,10 

2,18 

2,31 


0,94 

0,99 

1,05 

2993 

3175 

3394 


CD 


,)= generación 

(b) = 

ventas 

cifras 

en GWH 




1982 

1983 

1984 

1985 

1986 

1987 

1988 

1989 

1990 

3705 

3913 

4127 

4347 

4574 

4808 

5049 

5297 

5552 

3038 

3208 

3384 

3565 

3751 

3942 

4140 

4343 

4553 


47,72 

24,08 8,48 

2,22 2,35 

1,11 1,17 

3630 3901 4127 4327 4574 4808 5049 5297 5552 







Ano 

Total 

Verano 

Otoño 

Invierno 

Primavera 


Año 

22,5% 

24% 

28,5% 

25% 

1979 

2993 

673,4 

718,3 

853,0 

748,3 

1980 

3175 

714,4 

762,0 

904,9 

793,8 

1981 

339.4 

763,7 

814,6 

967,3 

848,5 

1982 

363Q 

816,8 

871,2 

1034,6 

907,5 

1983 

3901 

877,7 

936,2 

1111,8 

975,3 

1984 

4127 

928,6 

990,5 

1176,2 

1031,8 

1985 

4347 

978,1 

1043,3 

1238,9 

1086,8 

1986 

4574 

1029,2 

1097,8 

1303,6 

1143,5 

1987 

4808 

1081,8 

1153,9 

1370,3 

1202,0 

1988 

5049 

1136,0 

1211,8 

1439,0 

1262,3 

1989 

5297 

1191,8 

1271,3 

1509,6 

1324,3 

1990 

5552 

1249,2 

1332,5 

1582,3 

1388,0 


\g/ ESTUDIO DEL EQUIPAMIENTO DEL 
SISTEMA ELECTRICO NACIONAL 
HASTA. EL AÑO 2000 : 


GENERACION REQUERIDA ESTACIONAL 


TABLA VIII.9 








DURACION 

DURACION 


CARGA (M) 

EN CADA ANO 




ACUMULATIVA 







HORAS 

HORAS 

1979 

1980 

1981 

1982 

1983 

1984 

2 

2 

458 

486 

520 

556 

598 

632 

214 

216 

410 

435 

465 

497 

534 

565 

401 

617 

365 

388 

414 

443 

476 

504 

912 

1529 

319 

338 

362 

387 

415 

440 

594 

2123 

236 

251 

268 

287 

308 

326 

37 

2160 

194 

206 

220 

235 

253 

267 

DURACION 

DURACION 



CARGA (.MW) 

EN CADA AÑO 




ACUMULATIVA 







HORAS 

HORAS 

1985 

1986 

1987 

1988 

1989 

1990 

2 

2 

666 

701 

737 

773 

811 

850 

214 

216 

595 

626 

658 

691 

725 

760 

401 

617 

531 

558 

587 

616 

647 

678 

912 

1529 

463 

487 

512 

538 

564 

591 

594 

2123 

343 

361 

380 1 

399 

418 

439 

37 

2160 

281 

296 

311 

327 

343 

359 


ESTUDIO DEL EQUIPAMIENTO DEL 



SISTEMA ELECTRICO NACIONAL 

Q 

CURVA DE DURACION DE 

TABLA VIII.10 

CARGA, VERANO: PROYECCION 


HASTA EL AÑO 2000 







DURACION 

DURACION 


CARGA (MW) 

EN CADA AÑO 




ACUMULATIVA 







HORAS 

HORAS 

1979 

1980 

1981 

1982 

1983 

1984 

2 

2 

576 

611 

653 

698 

750 

794 

219 

221 

475 

504 

539 

577 

620 

656 

409 

630 

400 

425 

454 

485 

522 

552 

933 

1563 

327 

347 

371 

397 

426 

451 

607 

2170 

226 

240 

256 

274 

295 

312 

38 

2208 

179 | 

¡ 

1 

190 

203 

218 

234 

247 

DURACION 

DURACION 



CARGA (.MW) 

EN CADA AÑO 




ACUMULATIVA 







HORAS 

HORAS 

1985 

1986 

1987 

1988 

1989 

1990 

2 

2 

836 

880 

925 

971 

1019 

1068 

219 

221 

690 

727 

764 

802 

841 

882 

409 

630 

581 

612 

643 

675 

708 

742 

933 

1563 

475 

500 

526 

552 

579 

607 

607 

2170 

328 

346 

363 

381 

400 

419 

38 

2208 

260 

274 

288 

303 

317 

333 


ESTUDIO DEL EQUIPAMIENTO DEL 



SISTEMA ELECTRICO NACIONAL 

CURVA DE DURACION DE 

TABLA VIII.11 

¿2|j HASTA EL AÑO 2000 

CARGA, OTOÑO: PROYECCION 









DURACION 

HORAS 

DURACION 

ACUMULATIVA 

HORAS 

1979 

1980 

2 

2 

577 

612 

219 

221 

536 

569 

409 

630 

476 

505 

933 

1563 

399 

423 

607 

2170 

262 

278 

38 

2208 

216 ¡ 

¡ 

¡ 

229 

DURACION 

HORAS 

DURACION 

ACUMULATIVA 

HORAS 

1985 

1986 

2 

2 

837 

881 

219 

221 

779 

819 

409 

630 

692 

728 

933 

1563 

579 

610 

607 

2170 

381 

401 

38 

2208 

314 

330 


CARGA (MW) EN CADA AÑO 


1981 

1982 

1983 

1984 

654 

699 

752 

795 

608 

650 

699 

739 

540 

578 

621 

657 

452 

484 

520 

550 

297 

318 

342 

362 

245 

262 

282 

‘ 298 


CARGA (MW) EN CADA AÑO 

1990 

1070 

995 

884 

740 

486 

401 


1987 

1988 

1989 

926 

973 

1020 

861 

905 

949 

765 

804 

843 

641 

673 

706 

421 

442 

464 

347 

364 

382 


j ESTUOIO DEL EQUIPAMIENTO DEL 

CURVA DE DURACION DE 

TABLA VIII.12 ) 

SISTEMA ELECTRICO NACIONAL 

1 HASTA EL AÑO 2000 

CARGA, INVIERNO: PROYECCION 










DURACION 

DURACION 



CARGA (MW) 

EN CADA AÑO 




ACUMULATIVA 







HORAS 

HORAS 

1979 

1980 

1981 

1982 

1983 

1984 

2 

2 

553 

586 

627 

670 

720 

762 

217 

219 

483 

513 

548 

586 

630 

666 

405 

624 

417 

442 

472 

505 

543 

574 

922 

1546 

349 

370 

395 

423 

454 

481 

601 

2147 

241 

256 

274 

293 

314 • 

333 

37 

2184 

194 

205 

219 

235 

252 

'267 

DURACION 

DURACION 



CARGA (.MW) 

EN CADA AÑO 




ACUMULATIVA 







HORAS 

HORAS 

1985 

1986 

1987 

1988 

1989 

1990 

2 

2 

803 

844 

888 

932 

978 

1025 

217 

219. 

702 

738 

776 

815 

855 

896 

405 

624 

605 

637 

669 

703 

737 

773 

922 

1546 

506 

533 

560 

588 

617 

647 

601 

2147 

350 

369 

387 

407 

427 

447 

37 

2184 

281 

296 

311 

327 

343 

359 


ESTUDIO DEL EQUIPAMIENTO DEL 

CURVA DE DURACION DE 

TABLA VIII.13 

SISTEMA ELECTRICO NACIONAL 

V 

CARGA, PRIMAVERA: PROYECCION 


/^[j HASTA EL AÑO 2000* 


1 









DURACION 


DURACION 


CARGA CMW) EN CADA AÑO 


ACUMULATIVA 


HORAS 

HORAS 

1979 

1980 

1981 

1982 

1983 

1984 

8 

8 

579 

614 

657 

702 

755 

798 

869 

877 

500 

530 

567 

606 

651 

689 

1624 

2501 

423 

449 

480 

513 

552 

583 

3700 

6201 

342 

363 

388 

415 

446 

471 

2409 

8610 

238 

253 

270 

289 

311 

328 

150 

8760 

188 

199 

213 

228 

245 

259 

DURACION 

HORAS 

DURACION 

ACUMULATIVA 

HORAS 

1985 

19.86 

CARGA (;MW) 

1987 

EN CADA AÑO 

1988 

1989 

1990 

8 

8 

841 

885 

930 

977 

1025 

1074 

869 

877 

726 

764 

803 

843 

884 

927 

1624 

2501 

615 

647 

680 

714 

749 

785 

3700 

6201 

496 

522 

549 

577 

605 

634 

2409 

8610 ' 

346 

364 

383 

402 

422 

442 

150 

8760 

273 

287 

302 

317 

332 

348 


w 

ESTUDIO' DEL EQUIPAMIENTO DEL 

CURVA DE DURACION DE 

TABLA VIII.14 1 

É 

SISTEMA ELECTRICO NACIONAL 

CARGA ANUAL: PROYECCION 


HASTA EL AÑO 2000 j 








1979 

1980 

1981 

1982 

1983 

1984 

GWh 

MW 

GWh 

MW • 

GWh 

' MW 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

GWh 

MW . 

396 

179 

420 

190 

449 

203 

480 

218 

516 

234 

546 

247 

497 

226 

528 

240 

564 

256 

603 

274 

648 

295 

686 

312 

655 

327 

695 

347 

743 

371 

795 

397 

854 

426 

904 

451 

701 

400 

744 

425 

796 

454 

851 

485 

914 

522 

967 

552 

718 

475 

762 

504 

814 

539 

871 

577 

936 

620 

990 

656 

718 

576 

762 

611 

815 

653 

871 

698 

936 

750 

990 

794 

1985 

1986 


1987 

19.88 

1989 

1990 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

575 

260 

605 

274 

636 

288 

668 

303 

701 

317 

735 

333 

722 

328 

760 ’ 

346 

799 

363 

839 

381 

880 

400 

923 

419 

952 

475 

1002 

500 

1053 

526 

1106 

552 

1160 

579 

1216 

607 

1019 

581 

1072 

612 

1127 

643 

1183 

675 

1242 

708 

1301 

742 

1043 

690 

1097 

727 

1154 

764 

1211 

802 

1271 

841 

1332 

882 

1043 

836 

1098 

880 

1154 

925 

1212 

971 

1271 

1019 

1332 

1068 


ESTUDIO DEL EQUIPAMIENTO DEL, 

CURVA INTEGRADA DE 

TABLA VIII.15 

^ SISTEMA ILIQTTO© Hm\QHhL 

CARGA, VERANO: PROYECCION 


¿gy HASTA El AÑO 2000 


1 









1979 

1980 


1981 


1982 

1983 

1984 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

418 

194 

444 

206 

475 

220 

508 

235 

545 

253 

577 

267 

509 

236 

540 

251 

577 

268 

617 

287 

663 

308 

702 

326 

635 

319 

674 

338 

720 

362 

770 

387 

828 

415 

876 

440 

664 

365 

704 

388 

753 

414 

805 

443 

865 

476 

915 

504 

673 

410 

714 

435 

764 

1 

465 

817 

497 

878 

534 

928 

565 

673 

458 

714 

486 

i 

764 

1 

| 

i 

520 

817 

556 

878 

598 

929 ‘ 

632 

1985 

19.86 


19.87 

1988 

1989 

1990 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

608 

281 

640 

296 

672 

311 

706 

327 

741 

343 

776 

359 

739 

343 

778 

361 

818 

380 

859 

399 

901 

418 

944 

439 

922 

463 

970 

487 

1020 

512 

1071 

538 

1124 

564 

1178 

591 

964 

531 

1014 

558 

1066 

587 

1120 

616 

1175 

647 

1231 

678 

978 

595 

1029 

626 

1082 

658 

1136 

691 

1192 

725 

1249 

760 

978 

666 

1029 

701 

1082 

737 

1136 

773 

1192 

811 

1249 

850 


ESTUDIO DEL EQUIPAMIENTO DEL 

CURVA INTEGRADA DE 

TABLA VIII.16 

SISTEMA ELECTRICO NACIONAL 
/M HASTA EL AÑO 2000 

CARGA 5 OTOÑO: PROYECCION 












1979 1980 1981 


GWh 

MW 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

477 

216 

506 

229 

541 

245 

577 

262 

612 

278 

655 

297 

791 

399 

839 

423 

897 

452 

840 

476 

891 

5Ó5 

952 

540 

853 

536 

905 

569 

967 

608 

853 

577 

905 

612 

. 967 

¡654 


1982 1983 1984 


GWh 

MW 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

579 

262 

622 

282 

658 

298 

700 

i 318 

752 

342 

796 

362 

9,59 

484 

1031 

520 

1091 

550 

1018 

578 

1094 

621 

1158 

657 

1035 

650 

1112 

699 

1176 

739 

1035 

699, 

1112 

752 

1176 

795 


1985 1986 


GWh 

MW 

GWh 

MW 

693 

314 

729 

330 

838 

381 

882 

401 

1149 

579 

1209 

610 

1220 

692 

1283 

728 


1987 1988 


GWh 

MW 

GWh 

MW 

766 

347 

805 

364 

927 

421 

974 

442 

1270 

641 

1334 

673 

1349 

765 

1417 

8Q4 


1989 1990 


GWh 

MW 

GWh 

MW 

844 

382 

885 

401 

1022 

464 

1071 

486 

1400 

706 

1467 

740 

1486 

843 

1558 

884 


1239 

779 

1303 

819 

1239 

837 

1304 

881 


70 

861 

1439 

905 

70 

926 

1439 

973 


1509 

949 

1582 

995 

1510 

1020 

1582 

1070 


\j|7 ESTUDIO DEL EQUIPAMIENTO DEL 
_ SISTEMA ELECTRICO NACIONAL 


HASTA EL ANO 2000 


CURVA INTEGRADA DE 
CARGA, INVIERNO: PROYECCION 


TABLA VIII.17 












1979 19^0 1981 1982 1983 1984 


nwb 

MW 

GWh 

i 

MW 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

GWh 


423 

194 

448 

205 

479 

219 

513 

235 

551 

252 

583 

267 

525 

241 

557 

256 

595 

274 

637 

293 

684 

314 

724 

333 

691 

349 

733 

370 

784 

395 

838 

423 

901 

454 

953 

481 

734 

417 

778 

442 

832 

472 

890 

505 

956 

543 

1011 

574 

748 

483 

794 

513 

848 

548 

907 

586 

975 

630 

1032 

666 

748 

553 

794 

586 

848 

627 

907 

670 

975 

720 

1032 

762 


1985 

1986 


1987 

1988 

1989 

1990 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

GWh 

Hw 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

614 

281 

646 

296 

679 

311 

713 

327 

748 

343 

784 

359 

763 

350 

802 

369 

843 

387 

886 

407 

929 

427 

974 

447 

1004 

506 

1056 

533 

1110 

560 

1166 

588 

1223 

617 

1282 

647 

1065 

605 

1121 

637 

1178 

669 

1237 

703 

1298 

737 

1361 

773 

1087 

702 

1143 

738 

1202 

776 

1262 

815 

1324 

855 

1388 

896 

1087 

803 

1143 

844 

1202 

888 

1262 

932 

1324 

978 

1388 

1025 


ESTUDIO DEL EQUIPAMIENTO DEL 

CURVA INTEGRADA DE 

TABLA VfII.18 

SISTEMA ELÉCTRICO NACIONAL 

HASTA EL AÑO 20OO 

CARGA, PRIMAVERA: PROYECCION 








1979 

1980 


1981 


1982 

1983 

1984 

GWh 

MW 

GWh 

MW ' 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

GWh 

MW 

1645 

188 

1745 

199 

1866 

213 

1995 

228 

2144 

245 

2268 

259 

2079 

238 

2206 

253 

2358 

270 

2522 

289 

2710 

311 

2867 

328 

2722 

342 

2887 

363 

3086 

388 

3301 

415 

3547 

446 

3752 

471 

2925 

423 

3103 

449 

3317 

480 

3548 

513 

3813 

552 

4033 

583 

2992 

500 

3174 

530 

3393 

567 

3629 

606 

3900 

651 

4126 

689 

2993 

579 

3175 

614 

3394 

657 

3630 

702 

3901 

755 

4126 

798 
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IX FUENTES DE ENERGIA Y GENERACION EN EL MEDIANO PLAZO 

IX.1 FUENTES DÉ ENERGIA 

IX.1.1 PETROLEO 

Uruguay no tiene reservas conocidas de petróleo *. La necesidad de impor¬ 
tar el 100% de la demanda, grava considerablemente el balance de pagos del 
país. En 1978 el consumo de petróleo y derivados totalizó 219 millones de 
dólares, lo que representó el 28% del total de las importaciones de 774 mi 
llones de dólares. 

La importación, el refinamiento y la distribución del petróleo y sus deri¬ 
vados está bajo la competencia de la Administración Nacional de Combusti¬ 
bles, Alcohol y Portland (A.N.C.A.P.). Su refinería en Montevideo tiene 
una capacidad de aproximadamente 49.000 barriles/día. En 1978, año que fue 
hidrológicamente favorable, U.T.E. consumió 350.000 toneladas de fuel oil 
pesado, fuel oil especial, gas oil y diesel oil. 


El N fuel oil pesado es el residuo del proceso de refinamiento y representa 
prácticamente el único mercado para dicho producto, ya que U.T.E. consume 
cerca del 40% de la producción del mi sujo. Por el contrario, para los de¬ 
rivados livianos, existe una demanda considerable en otros sectores de la 
economía. En comparación con el fuel oil! pesado, los otros derivados deben 
ser considerados como bienes escasos. Particularmente en el caso del gas 
oil, la demanda está en camino de exceder la oferta. 

Otra fuente de combustible para la generación térmica de electricidad se¬ 
ría el uso directo de petróleo crudo. Pero no es viable para A.N.C.A.P. 
importar petróleo crudo para la comercialización directa por razones finan 
cieras y económicas, por lo que se puede excluir esta posibilidad. 

En el estudio se previo el uso de los siguientes combustibles derivados 
del petróleo con los respectivos precios vigentes a fines de 1979. Los 
mismos son precios financieros, es decir que incluyen derechos de aduana 


* La empresa CHEVRON ganó un contrato para investigar la existencia de hi_ 
drocarburos en la plataforma continental uruguaya, pero suspendió sus 
perforaciones en 1978. También A.N.C.A.P. exploró la cuenca del río 
Santa Lucía y otros lugares, sin éxito. 
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e impuestos de importación, así como impuestos a cargo de U.T.E.. A los 
efectos de mostrar la diferente incidencia de los impuestos a cargo de 
U.T.E. sobre el costo de los distintos derivados de petróleo (excluyendo 
derechos de aduana e impuestos de importación), también se indica en la si 
guiente Tabla el valor de los referidos impuestos: 

Combustible Precio financiero U.T.E. Impuestos a 

cargo de U.T.E. 


Fuel oil 

pesado 1 

N$ 

= U$S 

1131/m 3 

0,138/kg 

N$ 

118/m 3 

Fuel oil 

especial ^ 

N$ 

| 

= U$S 

1566/m 3 
■ 0,197/kg 

N$ 

164/m 3 

Gas oil 


N$| 

= u$'s 

3530/m 3 

0,417/1 

525 

-en- 

00 

o 

co 

00 


1 - Densidad = 0,9.7 ; 

2 - Densidad =0,94 

Tipo de cambio: N$, 8.47 = US$ 1 

IX.1.2 GAS NATURAL , 

Desde hace varios años, se viene considerando la posibilidad de importar 
gas natural de Argentina. Estaba en preparación un estudio de factibilidad 
técnico-económico, previsto para 1980. Con la cancelación del estudio en 
1979, el proyecto pareció abandonado, A principios de 1980 fue creada una 
comisión por el Poder Ejecutivo con el fin de analizar las posibilidades 
de la importación de gas natural, mediante la construcción de un gasoducto 
que conectaría algunos centros de demanda en Uruguay con la red Argentina. 
Esta comisión deberá presentar sus recomendaciones en un plazo de 120 días, 
a partir del 13 de febrero de 1980. 

La determinación del precio financiero de gas natural representa una tarea 
difícil debido a la ausencia de un mercado actual. Sin embargo, el precio 
pudo ser determinado aproximadamente en base a información suministrada 

por el Ministerio de Industria y Energía ). 
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Existe un anteproyecto sobre abastecimiento de gas natural, realizado por 
un grupo de expertos del M.I.E. en el año 1977. Según los resultados de es_ 
te anteproyecto, se calculo el posible precio de venta de una futura compa 
nía de importación y distribución de gas natural, en U$S 0,118 por metro 
cúbico. Aplicando las tasas de inflación en Estados Unidos en 1978 (9,1%) 
y 1979 (11,9%) el precio quedaría en U$S 0,144 por metro cúbico, cifra que 
excluye el impuesto a ser pagado por el futuro consumidor. 

El orden de magnitud de dicho precio pudo verificarse por medio de informa^ 
ciones obtenidas en Argentina. Agua y Energía paga el gas natural, que 
reemplaza al fuel oil en las centrales de vapor, a razón de U$S 0,07416 por 
metro cúbico (febrero 1980), valor que corresponde al precio de compra a 
Argentina dado en el anteproyecto *. Hay que agregar los componentes del 
precio debido a los costos de inversión y mantenimiento del gasoducto, los 
cuales también parecen ser considerados en forma adecuada en el anteproyec 
to. 


Tomando en cuenta las investigaciones efectuadas, se puede concluir que en 
caso de concreción del proyecto de compra de gas, U.T.E. muy probablemente 
podría obtener ventajas por la sustitución de fuel oil especial y gas oil 
por gas natural. Por el carácter preliminar e indicativo de la información, 
así como por desconocer las consecuencias que podría tener para el país la 
desaparición del mercado para el fuel oil residual, la sustitución de dicho 
combustible en las plantas de vapor, aunque’ conveniente desde el punto de 
vista técnico, deberá ser estudiada detalladamente más adelante. 

IX. 1.3 CARBON 

El empleo de carbón en la generación de energía eléctrica es una de las so_ 
luciones posibles para disminuir la dependencia del petróleo. Uruguay no 
tiene recursos conocidos de carbón. Existen reservas de carbón de un poder 
calorífico muy bajo (del orden de 2000 a 3500 kCal/kg) en el sur de Brasil. 
Están en realización trabajos prospectivos para verificar si estos recursos 
se extienden hasta el territorio uruguayo. 


3 3 

* Precio de compra = 1,65 U$S/ft = 0,0583 U$S/m . La aplicación de 

las tasas de inflación antes indicadas lleva dicho valor a 
U$S 0,0712 por metro cúbico. 
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Actualmente está en operación una central térmica en Candiota (Brasil). Es 
tá en estudio el aumento de su capacidad instalada hasta aproximadamente 
4500 MW. Uruguay podría beneficiarse con este proyecto mediante la realiza^ 
ción de una interconexión de capacidad significativa con Brasil. Para de¬ 
terminar la factibilidad técnico-económica de esta opción hay que esperar 
los resultados de los anteproyectos y estudios a realizar. 

Otra posibilidad es la importación de carbón de ultramar, especialmente de 
la costa del este de Estados Unidos, de Sud Africa, o posiblemente de Co¬ 
lombia. El carbón bituminoso de Pennsylvania (con un poder calorífico de 
7000 kCal/kg) costaba 46 dólares a fines de 1979 (precio f.o.b. Pennsylva¬ 
nia). Como Uruguay actualmente no está importando carbón, no existe infor¬ 
mación exacta sobre los costos de transporte. En 1975 las tarifas de flete 
Pennsylvania/Montevideo valían de 15 a 25 dólares por tonelada, según la 
cantidad transportada.Tomando én cuenta que la cantidad requerida para la 

i 

generación de electricidad podría ser suficiente para obtener una tarifa 
baja y agregando los incrementos mundiales considerables en las tarifas del 
transporte marítimo, el flete se estima en 25 dólares por tonelada a fines 
de 1979. En consecuencia, el precio estimado del carbón americano, exclu¬ 
yendo aduana e impuestos, es de 71 dólares por tonelada. 

La información relativa al carbón sudafricano (poder calorífico: 6500 kOal/ 
kg) es incompleta. El precio f.o.b. se estima en 42 U$S/t. No existe infor¬ 
mación sobre el costo de transporte. Por esa razón, el precio de carbón 
usado en el estudio ha sido referido al carbón de Pennsylvania. 
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IX.2 GENERACION HIDROELECTRICA 

IX.2.1 SALTO GRANDE 


IX.2.1.1 EL PLAN DE TOMA EXISTENTE 

La República Oriental del Uruguay y la República Argentina establecieron 
el convenio básico de Salto Grande en 1946. Todos los acuerdos posteriores 
se refieren a dicho convenio. 


El plan de toma actual, que define los porcentajes de potencia y energía 
pertenecientes a Uruguay, está comprendido en el "Acuerdo para reglamentar 
el convenio del 30.12.1946", aprobado en 1973. Según este plan de toma, 
Uruguay dispondrá de los siguientes porcentajes de potencia y energía: 

i 

Hasta 1985: 16.67*6, equivalente a dos turbogeneradores 

| 

A partir de^l986: 25.0 %, equivalente a tres turbogeneradores 

A partir de 1989: 33.33%, equivalente a cuatro turbogeneradores 


A partir de 1992: 41.67%, equivalente a cinco turbogeneradores 


A partir de 1995: 50.0 %, equivalente a seis turbogeneradores 

Está prevista en el acuerdo la posibilidad de adelantar el número de máqui 
ñas a disposición de Uruguay, debiéndose realizar la solicitud con una ah- 
ticipación de cuatro años. 


Una de las principales metas fue investigar la conveniencia de un cambio 
del plan de toma actual, de modo de adelantar la toma del tercer turbogene_ 
rador uruguayo por dos años. Así, Uruguay dispondría de 25% de la potencia 
y energía total de la central en 1984, en lugar de 1986. 

IX.2.1.2 APRECIACION ECONOMICO-FINANCIERA 

La tarifa actual que U.T.E. debe pagar a la Comisión Técnica Mixta de Sal¬ 
to Grande (C.T.M.) es de U$S 0,023 por kWh (tarifa financiera). Admitiendo 
que dicha tarifa fue calculada de modo de cubrir los costos de producción*. 


Modelo para la determinación de una tarifa para una central hidroeléctr_L 
ca considerada en forma independiente, C.T.M. 
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la misma puede ser considerada como base de la tarifa económica. 

Aplicando el factor de sombra para moneda extranjera (1.12) , debido a 

que los pagos se realizan en dolares americanos, la tarifa económica es, 
en consecuencia, de 0,026 U$S/kWh. 

La evaluación económica definitiva está incluida en la comparación de los 
planes alternativos de equipamiento (Capítulo XI). Sin embargo, también 
fueron investigados algunos aspectos financieros en base a la información 
global disponible. 

El criterio principal empleado es el importe de gastos de combustibles que 
U.T.E. economizaría sustituyendo energía térmica con energía hidroeléctri¬ 
ca generada en Salto Grande, , 

i 

En 1978, año de condiciones hidrológicas favorables, U.T.E. gastó 28 millo_ 
nes de dólares por concepto de combustibles. En el sistema hidro-térmico 

- . 1 ■ 2 ■ 

el costo de combustible era de 0,038 U$S/kWh , y la diferencia con respec_ 
to a la tarifa de Salto Grande resulta ser de 0,015 U$S/kWh. Es decir, su¬ 
poniendo el costo de combustible como representativo, en el caso óptimo 
U.T.E. podría economizar U$S 0,015 por kWh. 

La energía a ser generada por las unidades de Salto Grande varía mucho con 
las condiciones hidrológicas. Cuando existen grandes aportes en el Río Uiyf 
guay, se puede suponer que también existen caudales altos en el Río Negro. 
Así, hay que preveer en el futuro períodos en los cuales la energía hidro¬ 
eléctrica que se puede generar en el sistema uruguayo sobrepasara la deman_ 
da. En consecuencia, como U.T.E. tiene que comprar toda la energía que le 
pertenece según su asignación de unidades, habrá épocas en las cuales ten¬ 
dría que gastar energía potencial en forma de agua vertida si no existe la 

3 

posibilidad de vender el excedente de energía 

1 Véase Sección XI.4 

2 Expresados en precios de fines de 1979 

3 Se define detalladamente el concepto de exceso de energía en la 
Sección VII.2 
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Como hasta ahora no existen convenios de intercambios de energía con los . 
países vecinos, no se puede asignar con precisión un precio realista a es¬ 
te exceso, dado que el precio económico dependerá de la capacidad del sis¬ 
tema comprador para aprovechar la energía disponible. También se debe tener 
en cuenta que tales excedentes surgirán con un escaso tiempo de preaviso y 
así, representarán una fuente de energía secundaria (dump energy) que tiene 
un valor reducido. Por ésto, se recomienda que U.T.E. discuta, con priori¬ 
dad y en detalle, la forma de un futuro convenio a los efectos de estable¬ 
cer bases para una evaluación más completa. 
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IX.2.2 RENOVACIONES EN LA CENTRAL DR. GABRIEL TERRA 

La central Dr. Gabriel Terra comenzó a producir energía entre los años 
1945 a 1948 (Unidades I a IV). Debido a la antigüedad y la tendencia obser 
vada de un aumento sistemático en la mano de ; obra necesaria para el mante¬ 
nimiento, así como a la disponibilidad decreciente de la planta i.e. 1967 a 
1978 = 93,85% y 1975 a 1978 = 92,25% , es necesario prever dentro de los 
próximos años trabajos de renovación en dicho aprovechamiento hidroeléctri¬ 
co. Para la ejecución de los mismos, es indispensable poner las unidades 
parcial y temporalmente fuera de servicio durante cierto tiempo. Modifican¬ 
do el plan original preliminar y el comienzo de las obras fue aplazado has¬ 
ta la puesta en servicio del aprovechamiento de Palmar (340 MW), es decir, 
hasta por lo menos el año 1983. 


IX.2.3 FUTUROS APROVECHAMIENTOS 

El estudio de aprovechamientos hidroeléctricos futuros actualmente en ejecu 
ción, reveló dentro de las primeras investigaciones la posibilidad de dos 
proyectos aguas arriba del embalse de Rincón del Bonete. 

Los emplazamientos se ubican en Isla, González y aguas arriba de Paso Perei- 
ra, y no son excluyentes uno del otro. EÍ proyecto Isla González, aguas aba 
jo de la confluencia del Río Negro superior y el Río Tacuarembó, tendría el 
efecto más importante con respecto a los beneficios secundarios en los pro¬ 
yectos existentes o en construcción aguas abajo, debido al efecto de la re¬ 
gulación de los aportes. 


Renovación de la represa y la central hidroeléctrica ?, Dr. Gabriel Terra". 
Informe y Plan Preliminar - Agosto, 1979 - Gerencia de Sector Generación 

Hidráulica. 
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Existe una cierta probabilidad de la construcción de uno de estos aprove¬ 
chamientos dentro del período hasta el año 1990. 

A continuación se preséntan los demás emplazamientos futuros que fueron in_ 
vestigados en forma preliminar. 

Aguas abajo de Palmar y de Paso Yapeyú fue encontrado un sitio, denominado 
Villa Darwin, para una represa de baja caída. Este sitio ya fue investiga¬ 
do anteriormente en el curso de la búsqueda de un emplazamiento adecuado 
en el Río Negro inferior, lo que posteriormente origino la construcción de 
Palmar. 

A pocos kilómetros aguas arriba de Paso del Bote en el Río Yí, fue locali¬ 
zado e inspeccionado un lugar aparentemente favorable para la construcción 
de una obra hidroeléctrica. 1 

Los demás ríos investigados con proyectos ya conocidos fueron el Río Que- 
guay, Cuñapirü (Cerro de los Cuérvos), Olimar Grande (Cerro de la Bolsa) «y 
Cebollatí (Sierra del Tigre). Aparte de ellos, se encontró e inspeccionó 
un emplazamiento en el Río Arapey a unos kilómetros aguas arriba de las 

Termas del Arapey. 

Siguiendo una idea existente, se investigó la Sierra de las Animas con res_ 
pecto a la instalación de una planta de bombeo para cubrir la demanda pico. 
empleando energía del tipo base. 

Para dar una idea sobre la posible importancia de estos proyectos dentro 
del sistema eléctrico nacional, se presentan las primeras estimaciones de 
las potencias instaladas en base al conocimiento actual de la hidrología, 
geología y las condiciones topográficas. 

N° Nombre del Proyecto Caída (m) Potencia instalada 

estimada (MW) 


1 

Paso Pereira 

12,0 

20,0 

35,0 

2 

Isla González 

12,5 

105,0 

- 155,0 

3 

Villa Darwin 

3,5 - 4,5 

50,0 

64,0 

4 

Paso del Bote 

18,5 

38,0 

64,0 


Potencia instalada con un factor de sobrequipamientQ entre 2 S Q y 3 ? Q 
debido al funcionamiento como plante, de pieo* 
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N° Nombre del Proyecto Caída (m) Potencia instalada 

estimada (MW) 


5 

Río Queguay 

25,0 

30,0 - 

51,0 

6 

Río Arapey 

8,0 

12,0 - 

19,0 

7 

Río Cuñapirú 

30,0 

9,0 - 

16,0 


(Cerro de los Cuervos) 




8 

Río Olimar Grande 

35,0 

12,0 - 

20,0 


(Cerro de la Bolsa) 




9 

Río Cebollatí 

25,0 

9,0 - 

16,0 


(Sierra del Tigre) 




10 

Cerro de las Animas 

470,0 

350, 

0* 

Considerando los proyectos numerados 

de 1 a 9 

como aprovechamientos 

futuros 


posibles, el potencial hidroeléctrico total está comprendido entre 285 MW y 
440 MW de acuerdo al factor de sobrequipamiento aplicado. 

i 

Aparte del bosquejo de emplazamientos nuevos para plantas hidroeléctricas, 
se comenzó a investigar la posibilidad de sobrequipar el proyecto Dr. Ga¬ 
briel Terra a través de la instalación de una central adicional. 

* Planta de acumulación por bombeo, con un tiempo diario de la generación 
de 6 horas. 
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IX.3 GENERACION TERMICA 


A fin de formar un catálogo de nuevas plantas térmicas que pueden entrar 
en servicio industrial dentro del mediano plazo, se tomaron en cuenta las 
siguientes consideraciones: 

la capacidad a ser instalada 

el tipo de unidad más adecuada, desde el punto de vista de los requeri¬ 
mientos del sistema. Por ejemplo: tiempo de arranque, potencia mínima 
tecnica 5 mantenimiento, etc. 

el combustible de accionamiento, incluyendo su precio actual y futuro 
previsible, su disponibilidad, costos de tratamiento, poder calorífico, 
etc. 

- el período de construcción entre la fecha de una carta de intención y 

la entrada en servicio industrial 

¡ 

el emplazamiento disponible 


IX.3.1 


- ELECCION DE LA CAPACIDAD 


La capacidad a instalar depende de un número importante de variables, de¬ 
terminadas por la demanda a satisfacer, la composición del sistema existen, 
te y futuro de generación, las necesidades de respaldo térmico para cubrir 
déficits de energía hidroeléctrica y los requerimientos de reserva rotapte 
Para establecer el orden de magnitud de la potencia termoeléctrica necesa¬ 
ria a mediano plazo, se estudió el pronóstico de la demanda futura y la' 
energía simple o garantizada del sistema hidro-térmico existente. Así, se 
establecieron para cada tipo de planta térmica las potencias de las unida^ 
des a considerar, tomando en cuenta los tamaños estándar normalmente ofre_ 
cidos por los fabricantes. 

La selección final de la potencia recomendada se estudió en términos de 
los planes alternativos de equipamiento y su evaluación económica corres¬ 
pondiente. 


IX.3.2 LAS UNIDADES CONSIDERADAS 

En el establecimiento de los planes alternativos de equipamiento para el 
mediano plazo se consideraron los siguientes tipos de unidades térmicas: 
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turbinas de gas con ciclo abierto 

- plantas de.ciclo combinado (turbinas de gas más unidades de vapor) 
plantas de .vapor con ciclo simple 

- plantas de vapor con recalentamiento 

A menudo se hace referencia a plantas de vapor de ciclo simple como plan¬ 
tas de pico, entendiendo que las mismas operan hasta 2000 horas anuales, 
con 100 a 200 arranques por año. Igualmente las unidades con recalentamieiy 
to normalmente se llaman plantas de base o de carga media, infiriendo una 
operación anual de más de 5000 horas y aproximadamente 80 a 120 arranques 
por año. Sin embargo, para los propósitos del presente estudio, la diferer^ 
cia entre ambos tipos de unidades se refiere más al balance entre los cos¬ 
tos de inversión y el consumo específico por kWh generado, dado que cuando 
se presentan condiciones hidrológicas.desfavorables ambos tipos de unida¬ 
des deberán trabajar con un alto factor de planta. Así, el valor de dicho 
parámetro considerado en las domparaciones económicas de los planes alter¬ 
nativos de equipamiento, es el que resulta del cálculo del factor de plan¬ 
ta medio anual. 

No se consideran plantas diesel por su pequeña potencia frente a los requ^ 
rimientos del sistema interconectado. Tampoco se consideró una planta nu¬ 
clear debido a la excesiva potencia unitaria actual, en relación a la de-, 
manda prevista en el mediano plazo. 

En el Capítulo X se presentan las características técnicas y económicas de 
las unidades térmicas consideradas, incluyendo un análisis de su comporta¬ 
miento con diferentes combustibles y sus cronogramas de construcción. 

Se consideró que los diversos tipos de unidades utilizarán distintos com¬ 
bustibles, como se indica a continuación: 

Turbinas de gas: gas oil,.gas natural, petróleo crudo y fuel oil especial. 
Unidades de ciclo combinado: fuel oil especial. 

Unidades de vapor con ciclo simple: fuel oil pesado. 

Unidades de vapor con recalentamiento: fuel oil pesado, carbón y dual (fuel 

gil y/o carbón). 






-IX - 13 


IX.3.3 EL EMPLAZAMIENTO DISPONIBLE 

El emplazamiento elegido por U.T.E. para unar nueva planta térmica a ser 
instalada en los próximos años, está ubicada en "Punta Pedregal", a una 
distancia de aproximadamente 12 km de la planta térmica "Batlle y Ordóñez" 
existente en Montevideo. El sitio fue visitado por un grupo de ingenieros 
de U.T.E. y del Consultor. 

! 

3 

El área disponible.es de aproximadamente 400.000 m , teniendo suficiente 
lugar para la instalación de por lo menos 6 unidades de 150 MW cada una de 
vapor y 6 unidades de 90 MW cada una de turbinas de gas. Aparte de estas 
instalaciones, el área alcanza para un deposito de aproximadamente 100.000 
toneladas de carbón en caso de una operación con carbón solo o de una plan_ 
ta prevista para una operación combinada. 

La refinería de A.N.C.A.P. se encuentra aproximadamente a una distancia de 
8 km y una tubería de 8” parece suficiente para el suministro de combusti 
ble para la operación de 6 unidades de 150 MW cada una a plena carga. 

La temperatura media máxima se considera favorable para el diseño de los 
condensadores de las turbinas, así como para el sistema de circulación del 
agua. El valor medio de la salinidad del agua, del orden del 1,1% es fa_ 
vorable en términos de selección de materiales de fabricación. 

La dirección dominante del viento sur-este o norte-oeste favorece la ent;?á_ 
da del agua a la toma, evitando también una recirculación del agua de re¬ 
frigeración de la salida hacia la toma..Por la poca profundidad del Río de 
la Plata y su contenido considerable de .materiales en suspensión, la toma 
del agua tiene que se colocada a una distancia de aproximadamente 40 m de 
la costa donde la profundidad del agua es de unos 6 m. Se puede prever una 
línea de transmisión de unos 20 km para llegar a la Subestación "B" del 
sistema colector, la que inicialmente puede ser de 150 kV y más tarde de 
500 kV. Sin embargo, hay algunas variantes en estudio. 

Como puede apreciarse. Punta Pedregal ofrece un emplazamiento que satisfa_ 
ce los requerimientos para la instalación de todos los tipos de unidad 
que se incluyen en el catálogo de plantas térmicas consideradas para el me_ 
diano plazo. 
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IX.4 INTERCONEXION INTERNACIONAL 

IX.4.1 ASPECTOS GENERALES 

En el cronograma original del presente estudio , no se preveía en la prime- 
ra fase la consideración de las interconexiones eléctricas entre Uruguay y 
sus países vecinos, Argentina y Brasil. Sin embargo, a solicitud de U.T.E., 
se adelantó una parte del tiempo asignado a esta actividad en la segunda 
fase. Así, el objetivo principal era analizar hasta qué tarifa sería conve_ 
niente para U.T.E. cubrir, mediante importación, los déficits de energía 
debidos a condiciones hidrológicas adversas. 

Para estudiar dicho punto. , sólo se consideró el caso de un intercambio de 
energía eléctrica entre Uruguay y Argentina, dado que existe actualmente 

I 

una interconexión a través del ^sistema de 500 kV de Salto Grande. 

No se pudo contar para el presente análisis cotí información sobre el siste¬ 
ma argentino' de generación o su plan futuro de equipamiento. Sin embargo, 
es notorio que dentro de unos años Argentina contará con grandes proyectos 
hidroeléctricos sobre el Rio Paraná y un aumento en su potencia térmica 
por medio de unidades nucleares. En el corto a mediano plazo se complica 
la situación por el cronograma de entrada en servicio de unidades actualmen^ 
te en construcción. Así se puede prever que, por unos años, el sistema ar¬ 
gentino dependerá, hasta cierto punto, de la energía disponible de Salto- 
Grande. 

Como muestran los análisis hidrológicos y de simulación efectuados como 
parte del presente estudio, existe una alta correlación entre los caudales 
simultáneos en los Ríos Negro y Uruguay. Es decir, si hay una sequía en la 
cuenca del Río Negro es muy probable que los aportes del Río Uruguay sean 
también bajos. Como resultado, en la eventualidad de que el sistema urugua¬ 
yo sufra una escasez de energía hidroeléctrica, la posibilidad de comprar 
energía de Argentina sería disminuida por la reducida generación en Salto 
Grande * 

IX.4.2 ASPECTOS TECNICOS 

El hecho que Argentina y Uruguay compartan la planta hidroeléctrica de Sal¬ 
to Grande permite, en caso de necesidad de uno de los sistemas, comprar 
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energía al otro; la forma más conveniente será comprar la energía de exce¬ 
so en Salto Grande del sistema que vende. 

Al comprarle Uruguay a Argentina parte de la energía que ésta tiene asigna_ 
da en Salto Grande, y de la que puede prescindir, la transmitiría a sus 
centros de consumo a través de su propio sistema de transmisión, sin afec¬ 
tar el sistema argentino. Con el sistema de transmisión existente, y la am 
pliacion prevista del mismo, no sería necesario un posterior acondiciona¬ 
miento de los sistemas de transmisión con el fin de permitir la compra-ven^ 
ta de energía a Argentina. 

Las potencias de cortocircuito de las barras de los dos sistemas aumentan 
debido a su interconexión, siendo este aumento más significativo para el 
caso de las barras del sistema uruguayo. Estas' potencias de cortocircuito 
del sistema uruguayo aumentarían, con las expansiones que ocurran en uno u 
otro sistema, lo que a su vez implicarían inversiones adicionales en el cam¬ 
bio de los interruptores existentes por otros de mayor capacidad de ruptu- 
r a. ¡ 

Un estudio más detallado sobre este tema debería incluir un- análisis eléc¬ 
trico de los sistemas interconectados y Isus expansiones, de lo cual se ob¬ 
tendrían los requerimientos de inversiones en líneas de transmisión, subes_ 
taciones, compensación reactiva, etc., que son necesarias para asegurar el 
aspecto técnico de una interconexión de sistemas eléctricos. 
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X EL CATALOGO DE PLANTAS TERMICAS 

Para establecer los planes alternativos de equipamiento que permiten cu¬ 
brir la demanda de electricidad en el mediano plazo, se consideran varios 
tipos de plantas térmicas. En el presente capítulo se describen las carac¬ 
terísticas básicas de las diversas plantas y se estiman los costos de in¬ 
versión y operación respectivos, que se tendrán en cuenta para la evalua¬ 
ción de los planes alternativos. 

Para cada planta se calculan los costos directos de construcción, el costo 
total de construcción y la división de este último entre moneda nacional y 
extranjera. También se presenta el flujo de caja desde la fecha de la car¬ 
ta de intención hasta la recepción final. 

Para cada tipo de planta también se presenta un análisis de los costos de 
producción anual en términos de los costos fijos y variables, para mostrar 
los costos de generación por kWh en función del factor de planta anual. Se 
puede notar que mientras estas cifras facilitan una comparación directa 
entre ios diferentes tipos de unidad, la evaluación de los planes alterna¬ 
tivos de equipamiento se base en los factores de planta que se estimaron 
por medio del modelo de simulación del ^istema total. 

| 

Los costos de combustible que se aplicap en este capítulo se refieren a los 
costos financieros de U.T.E. y así incluyen los impuestos del Estado. En la 
tabla X.l se presenta un listado de estos combustibles, que incluye detalles 
de sus valores caloríficos, pesos específicos y precios al 1.1.1980, expre¬ 
sados en U.S. dólares. En el caso del gas natural y carbón, las cifras re¬ 
presentan estimaciones basadas en precios representativos en el mercado mun_ 
dial, dado que actualmente el Uruguay no importa estos combustibles. 

Dentro de las limitaciones del presente estudio no fue posible evaluar las 
características de las unidades y costos correspondientes de todas las po¬ 
sibles combinaciones de plantas y combustibles. Por esa razón se tomó nota 
de la situación actual en el Uruguay con respecto a la disponibilidad de 
los diversos derivados de petróleo y otros hidrocarburos. Por ejemplo, no 
se calcularon los .costos para una planta del tipo ciclo combinado quemando 
petróleo crudo ni para una planta de vapor de base quemando gas natural. 

En la determinación de las características de operación de las unidades se 
aplicaron los datos climatológicos y del agua del mar correspondientes al 
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sitio de Punta Pedregal (ver Sección IX.3), cuyos valores figuran en la Ta 
bla X.2. 







Combustibles: precios financieros 


Gas natural (G.N.) 3 mercado mundial mas 
derechos de aduana e impuestos uruguayos 
(11960 kCal/kg LHV y 0.717 kg/Nm 3 ) 

U$S/t 

338,8 

Gas oil (G.O.) 

(10270 kCal/kg LHV y 0.85 t/m 3 ) 

U$S/t 

490,3 

Petróleo crudo (P.C.) (nigeriano) 

(10050 kCal/kg LHV y 0.88 t/m 3 ) 

U$S/t 

307,6 

Fuel oil (pesado) especial (F.O.S.) 

(9950 kCal/kg LHV y 0.94 t/m 3 ) 

U$S/t 

196,7 

Fuel oil pesado (Bunker 'C') (F.O.P.) 

(9690 kCal/kg LHV y 0.97' t/m 3 ) 

u$s/t 

137,7 

Carbón bituminoso: 

Pennsylvania E.E.U.U. 

7000 kCal/kg 

precio c.i.f. al sitio 

U$S/t 

104,2 

Aceite lubricante: precio financiero 
(15.05 N$/ltr y 0.9 kg/ltr) 

U$S/kg 

1,975 

✓ 

Sueldo anual (promedio) 

U$S/hombres 

6800 
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DATOS DE COMBUSTIBLE Y 

TABLA X.l 

SISTEMA ELECTRICO NACIONAL 



¿gjj HASTA EL AÑO 1000 

PRECIOS FINANCIEROS AL 1.1.80 










Altitud 


m.s.n.m 


O 


Temperatura ambiente 

promedios máximos mensuales °C 29.9 

promedios mínimos mensuales °C 11.8 

Humedad relativa 

promedios máximos anuales % 89.8 

promedios mínimos anuales % 50.6 

Agua de refrigeración 

Temperatura, promedios máximos anuales °C 21.5 

Temperatura, promedios mínimos anuales 14.4 

salinidad media % 11.0 

Dirección dominante del viento S.E. a N.O. 


i 
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PARAMETROS CLIMATOLOGICOS REFERENTES 
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TABLA ) 

(.2 

SISTEMA ELÉCTRICO NACIONAL 


HASTA EL AÑO 2000 

A PUNTA PEDREGAL 


J 
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X-l TURBINAS DE GAS 

X.l.l CONVENIENCIA Y ADAPTABILIDAD AL TIPO DE CARGA 

La turbina de gas tipo industrial es la máquina de funcionamiento más usa_ 
da para centrales que cubren cargas pico. Sin embargo, en estos últimos 
años, los avances técnicos han permitido también su operación para cubrir 
las cargas medias y de base. Actualmente esos tipos de máquinas se fabri¬ 
can de diversas potencias hasta 100 MW por unidad. 

Adelante se resumen sus ventajas y desventajas principales. 

Ventajas: 

- Diseño simple comparado con plantas de vapor 

2 

Requiere poca superficie (aprox. 0 3 02 m /kW) 

Reducido tiempo de arranque desde estado frió a plena car_ 
ga (5 a 18 minutos según capacidad; el primer valor es 
" para arranque de emergencia) 

- Necesidad de agua de refrigeración nula o casi nula 
Tiempo de entrega de fabricante relativamente corta 

- Rango de combustibles - gas natural, gas oil, petróleo 
crudo, fuel oil pesado (para cada crudo se necesita equi¬ 
pamiento eléctrico a prueba de explosión) 

Posibilidad de instalación a la intemperie y operación 
con control a distancia si se requiere 

Desventajas: 

Bajo rendimiento para plena carga (aprox. 29%) y mal ren¬ 
dimiento para cargas parciales 

Fuerte influencia de la temperatura ambiente en el rendi¬ 
miento y potencia (a 30°C los factores de corrección son 
de 91% para la potencia y 96.5% para rendimiento) 

- Cuando se usa combustible de baja calidad contaminado con 
sal y vanadio se incrementa el riesgo de corrosión de ála 
bes (se necesita una planta de tratamiento) 

Alto nivel de ruido en funcionamiento 
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Otro tipo de central con accionamiento por turbogas es la que usa turbinas 
de gas tipo jet como generador de gas, para accionar una turbina indus¬ 
trial. Esta clase de central puede encontrarse en algunos países donde se 
usa no sólo para cubrir cargas pico, sino también como grupo de emergencia, 
debido al muy corto tiempo de arranque requerido (2 a 4 minutos). Para 
este estudio no se tomo en consideración este tipo de central puesto que 
los costos para inversión, combustible y operación son generalmente más 
altos que los de turbogas tipo industrial. 


Los siguientes datos indican las características de comportamiento para va¬ 
rios tamaños de turbinas de gas tipo industrial. 


Unidad de generador turbogas, 

potencia nominal 

MW 

30 

60 

90 

Potencia de base, ISO 
(6000 horas/año o más) 

MW 

32,0 

59,9 

82,4 

Potencia de pico, ISO 
(hasta 2000 horas/año) 

MW 

35,2 

65,9 

88,5 

Potencia de base (ambiente) 

(nivel del mar, 30°C ) 

MW 

28,3 

00 

CN 

LO 

75,0 

Potencia garantizada 
(temperatura máxima 42.8°C ) 

MW 

26,5 

49,0 

68,1 

Rendimiento en bornes, ISO 

carga pico 

% 

29,4 

30,8 

31,3 

100% de carga 

% 

29,1 

30,6 

31,0 

Rendimiento, condiciones ambientes 

carga pico 

% 

28,7 

30,1 

30,6 

100% de carga 

% 

28,1 

29,5 

29,9 

75% de carga 

% 

26,3 

27,6 

28,0 

50% de carga 

% 

22,5 

23,6 

24,0 







Unidad de generador turbogas, 

potencia nominal 

MW 

30 

60 

90 

Consumo específico (ambiente) 





carga pico 

kCal/kWh 

2298 

2857 

2814 

100% de carga 

kCal/kWh 

3059 

2915 

2871 

75% de carga 

kCal/kWh 

3273 

3119 

3072 

50% de carga 

kCal/kWh 

?824 

3644 

3589 

25% de carga 

kCal/kWh 

5506 

5247 

5768 

Relación de compresión & 

- 

8,2 

8,8 

12,0 

Temperatura de escape 
(potencia de pico) 

°c 

562 

545 

538 

Consumo de combustible 100% de 
carga (crudo nigeriano) 

kg/MWh 

304,4 

290,0 

285,7 

Tiempo de arranque 





arranque normal 

aprox. min 

8 

12 

18 

arranque emergencia 

aprox. min 

5 

7,5 

11,5 

Gradiente variación de carga 
operación normal % de plena carga 

%/min 

«' 30 

25 

20 

Consumo de combustible: 
arranque normal desde cero a ple¬ 
na carga 

kg 

393 

1176 

2493 

Consumo de combustible: 
parada normal de plena carga a 
cero 

kg 

262 

783 

1160 


X.1.2 SELECCION DEL LUGAR DE INSTALACION 

Para la instalación de centrales turbogas un sitio cerca del centro de carga 
principal tiene muchas ventajas. Las condiciones que debe reunir el lugar son 
las menos restrictivas puesto que necesitan fundaciones simples y agua de re¬ 
frigeración nula o casi nula. Para la selección de la ubicación se debe tener 
en cuenta la accesibilidad y el suministro de combustible. Si las turbinas de 
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gas se instalan en área residencial, se debe prestar especial atención a 
la aislación acústica. Un límite normal es de 60 dB a 100 m de la instala¬ 
ción. 


X.1.3 DISTRIBUCION FISICA DE UNA CENTRAL TURBOGAS 

La figura X*l.l muestra una disposición general de una central accionada con 

turbinas de gas de 4 x 90 MW. Esta da una idea de los requerimientos de es_ 

pació para tal central, para la que también es posible otras disposiciones 

de algunos componentes principales. Los tanques de combustible de aproxima_ 
3 

damente 4000 m para cada grupo generador (una capacidad suficiente para 
dos semanas a carga plena), no se indican puesto que deben ser ubicados en 
lo posible, fuera de la vecindad de la máquina o de la playa. 

El peso de cada unidad es de aproximadamente:! 108 toneladas (30 MW), 164 
toneladas (60 MW) y 295 toneladas (90 MW). Los generadores tienen pesos de 
55, 66.5 y 168 toneladas respectivamente. 

X.1.4 PROGRAMA DE CONSTRUCCION 

El programa de construcción cubre el período desde la fecha de la carta in_ 
tención a la fecha de comienzo de servicio industrial y depende principal¬ 
mente de la situación de entrega del mercado mundial. De acuerdo a la expe_ 
riencia y dependiendo de la fabricación y número de unidades, el programa 
de construcción para la primera unidad puede ser el siguiente: 


- período desde la carta de intención 
hasta entrega en fábrica 


aprox. 

9 

meses 

transporte al lugar de emplazamiento 


aprox. 

2 

meses 

montaje y puesta en servicio industrial 


aprox. 

4 

meses 

Total 

Para incluir el montaje de los tanques de 


aprox. 

15 

meses 

combustible, planta de tratamiento, etc. 

X.1.5 REQUERIMIENTOS DE MANTENIMIENTO 


max. 

18 

meses 


Los factores de operación que afectan el mantenimiento y la vida de una má^ 
quina turbogas son el tipo de combustible, la frecuencia de arranque, el 
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ciclo de carga y el medio ambiente. El programa de mantenimiento puede cía 
sificarse en inspecciones y trabajos de reparación en funcionamiento, en 
periodos de parada normal y en parada intempestiva. 

Las inspecciones semanales pueden ser efectuadas durante la operación nor¬ 
mal de la máquina y consisten solamente en chequeos y supervisión. Se in¬ 
cluyen los chequeos siguientes: arranque automático, señales de alarma (v.i 
sual y acústica), instrumentos indicativos, vibración, rendimiento de com¬ 
bustión, composición de los gases de escape, limpieza del filtro de entra¬ 
da (presión diferencial), escapes en todos los sistemas, presión del acei¬ 
te de lubricación y su nivel, equipo auxiliar, escobillas del generador, 
etc. 

Los trabajos de mantenimiento que necesitan una parada de la máquina re¬ 
quieren aproximadamente las duraciones siguientes: 4& horas después de pe- 
- ríodos de 4000 horas de operación, 96 horas después de 8000 horas y entre 
6 días y 3 semanas después de 16000 horas. La inspección más detallada re¬ 
quiere un total de cuarenta turnos de 8 horas para cada unidad instalada, 
equivalente a 20 días con dos turnos cada día. 

X.1.6 ESTIMACION DE COSTOS 

Los costos directos de construcción comprenden todos los costos de inver¬ 
sión de la central completa lista para operación, incluyendo los sistemas 

3 

de combustible con tanques de almacenamiento (aprox. 4000 m c/u), el sis_ 
tema de aceite de lubricación, refrigeración, planta de tratamiento de 
combustible, equipos eléctricos, transformador auxiliar, fundaciones, equi^ 
pamiento para instalación interior, sala de control a distancia, transpor¬ 
te, montaje, puesta en servicio, etc. No se incluyen transformador princi¬ 
pal, líneas de transmisión, pilotes de hormigón, derechos de aduana y ara;n 
celes, etc. 

Los costos de inversión (costos de construcción) se deben entender como vá^ 
lidos para uno de los grupos en una central. En caso de varios grupos, no 
hay muchos componentes auxiliares comunes de manera que no hay reducción 
importante en el precio unitario. 

Nivel de precios: 1979 Tasa de cambio: 1 U$S - N$ 8.47 

Los componentes que podrían construirse en Uruguay tienen' un valor de apro 
ximadamente 10% de los costos directos de construcción y consisten en las 
fundaciones, construcciones auxiliares, caminos, tanques de almacenamiento 
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y oleoductos. 


El flujo de caja durante la construcción y montaje puede considerarse como 
sigue: 
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Los datos básicos utilizados en la estimación de costos se muestran en la 
Tabla X.1.2 

Los costos de inversión para centrales turbogas de 4* x 1 60 MW y 3 x 90 MW 
se dan en la Tabla X.1,3, y los costos variables en la Tabla X.1.4 (Las 
cifras que corresponden a una central turbogas de 2 x 60 MW se encuentran 
en la Sección X.2). 

Las Tablas X.1.5 - - X.1.8 muestran una estimación de los costos anuales 

de producción y del kWh generado a base de gas natural 5 gas oil, petróleo 
crudo y fuel oil especial. 

La Tabla X.1.9 muestra el consumo específico para cargas parciales en fun¬ 
ción del tipo de combustible. 














































































Vida efectiva (n) 


gas natural 

anos 

25 

otros combustibles 


20 

Tasa de interes (i) 



capital extranjero (80% de inversión) 

% 

7.95% 

capital local (20% de inversión) 


10.00% 

promedio 


8.40% 

Depreciación impuesto 0 3 5% 5 seguro 0,5% 



gas natural 

% 

10.7% 

otros combustibles 


11.5% 

Costos de administración 

% de CDC ** 

0.20% 

Costos de mantenimiento (20% fijo, 80% variable) 



gas natural (G.Ñ.) 

% de CDC 

0.90% 

gas oil (G.O.) 

% de CDC 

1.00% 

petróleo crudo (P.C.) 

% de CDC 

1.20% 

fuel oil (pesado) especial (F.O.S.) 

% de CDC 

1.75% 

Consumo de aceite lubricante 

gr/kWh 

0.25 


(plena carga) 


* Servicio de capital = 1 (1 t l) n 

(1 + i) n - 1 

** cDC - Costo Directo de Construcción 
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DATOS BASICOS PARA EL CALCULO DE COSTOS 

TABLA X.1.2 

gj] HASTA EL AÑO 2000 

TURBINA DE GAS 
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Potencia unitaria nominal 

N° "e grupos instalados 

Tipo de combustible 

MW 

G.N. 

Potencia unitaria (ISO) 

MW 

61.4 

Potencia unitaria (ambiente) 


55.9 

Potencia central (ISO) 


246 

Potencia central (ambiente) 


224 

Costos directos: 

Terreno y servidumbre 

lo 3 u$s 

232 

Estructuras y mejoras 


2100 

Central turbogas 


34100 

Equipamiento de combustible: 

manipulación y almacenamiento 


925 

Tratamiento 

Equipamiento eléctrico 


3070 

Construcción civil y varios 


5360 

Costo Directo de Construcción 


45787 

(subtotal 1: CDC) 

CDC por MW instalada 

U$S/kW 

186.1 


60 


90 


4 3 


G\0. 

P.C. 

F.O.S. 

G.N. 

G.O. 

P.C. 

o 

00 

60.5 

59.9 

56.9 

87.5 

86.3 

85.0 

81.0 

55.0 

54.5 

51.8 

79.6 

78.2 

77.4 

73.7 

24 2 

240 

228 

262 

258 

255 

243 

220 

218 

207 

239 

235 

232 

221 


232 

232 

232 

270 

270 

270 

270 

2320 

2320 

2320 

2430 

2700 

2700 

2700 

34100 

34100 

34100 

34500 

34500 

34500 

34500 

3700 

3700 

3700 

1500 

4500 

4500 

4500 


400 

4500 



510 

4650 

3070 

3070 

3070 

3600 

3600 

3600 

3600 

5640 

5640 

5640 

5700 

6000 

6000 

6000 

49062 

49462 

53562 

48000 

51570 

52080 

56220 

202.7 

206.1 

234.9 

183.2 

199.9 

204.2 

231.4 
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Potencia unitaria nominal 

MW 



60 



90 



N° de grupos instalados 

- 



4 



3 



Tipo de combustible 

- 

G.N. 

G a 0. 

P.C. 

F.O.S. 

G.N. 

G. 0. 

P.C. 

F.O.S 

Costos indirectos :' ~ 





' 





Dirección técnica; 

6% de CDC 

io 3 u$s 

2747 

2944 

2968 

3214 

2880 

3094 

3125 

3373 

Subtotal 2 


48534 

52006 

52430 

56776 

50880 

54664 

55205 

59593 

Imprevistos; 

5% de Subtotal 2 


2430 

2600 

2620 

2339 

2545 

2733 

2760 

2980 

Subtotal 3 


50964 

54606 

55050 

59615 

53425 

57397 

57965 

62573 

Intereses durante la 
construcción; 7,95% sobre 3 
años = 16,3% de Subtotal 3 


8296 

8884 

8960 

9705 

8695 

9343 

9435 

10187 

Costo Total de Construcción 
(CTC) 


59260 

63490 

64010 

69320 

62120 

66740 

67400 

72760 

CTC por MW instalada 

U$S/kW 

240.9 

262,3 

266.7 

304.0 

237.1 

258.7 

264.3 

299.4 










Potencia unitaria nominal MW 


N° de grupos instalados 

Tipo de combustible G.N. 

Consumo específico-, plena ' ' ' g /kWh 244 

carga 

Consumo de combustible anual: 

3 

2000 horas 10 t/ano 109.3 

4000 horas 218.6 

7000 horas 382.6 

Costo de combustible anual: (U$S/t) (338.8) 

2000 horas . 10 3 U$S 37031 

4000 horas 74061 

7000 horas 129625 

Operación y mantenimiento 

G.N., 0,9% de CDC 10 3 U$S 412 


G.0., 1,0% de CDC 
P.C., 1,2% de CDC 
F.O.S., 1,75% de CDC 

Personal (4 turnos, 7000 ho_ personas 25 

ras) 

Vida útil años , 25 

\ 


90 


ti 

4 


G.K). 

P.C. 

F.O.S. 

G.N. 

VJ . 0 . 

P.C. 

F.O.S 

283 

290 

' 293 

240 

279 

286 

289 

124.7 

126.5 

121.3 

115.0 

131.0 

132.5 

127.5 

249.3 

252.9 

243.5 

229.0 

263.0 

265.0 

255.0 

436.3 

442.5 

424.4 

401.5 

460.0 

464.0 

446.3 

(490.3) 

(307.6) 

(196.7) 

(338.8) 

(490.3) 

(307.6) 

(19.6.7) 

61140 

38911 

23860 

38962 

64229 

40757 

25079 

122232 

77792 

47896 

77585. 

128949 

81514 

50158 

213918 

136113 

83479 

136028 

225538 

142726 

87787 




432 




491 




516 




594 




625 




937 




984 

27 

27 

27 

22 

24 

24 

24 

20 

20 

20 

25 

• 20 

20 

20 










Tipo de combustible y precio 

Potencia de la central (ambiente) 

Horas de operación por año 
Generación bruto anual 
Generación neto anual (3% aux.) 

Costo Directo de Construcción (CDC) 

Costo Total de Construcción (CTC) 

Consumo específico, 100% carga 

Costos fijos : 

Servicio de capital (10,7% de CTC) 

Sueldos anuales (20 - 22 - 25 y 18 - 20 - 22 personas) 
Mantenimiento (0,2% de 0,9% de CDC) 

Administración (0,2% de CDC) 

Total de costos fijos por año 
Costos fijos por kW instalada 


Gas 

natural LHV 11960 kCal/kg 

r 

338.8 U$S/t 


MW 

4 x 

55.9 = 

224 MW 

3 x 

79.6 = 

239 MW 

horas 

2000 

4000 

7000 

2000 

4000 

7000 

GWh 

448 

896 

1568 

478 

956 

1673 


435 

869 

1521 

464 

927 

1623 

lo 3 u$s 


45787 



48000 




59260 



62120 


g /kWh 


244 



240 



io 3 U$S 


6341 



6647 



136 

150 

170 

122 

136 

150 



82.4 



86.4 




91.4 



96.0 



6651 

6665 

6685 

6951 

* 6965 

6979 

U$S 

29.69 

29.75 

29.84 

29.08 

29.14 

29.20 
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Tipo de combustible y precio 

Gas 

natural LHV 11960 kCal/kg : 

338.8 U$S/t 


Potencia de la central (ambiente) 

MW 

4 x 

55.9 = 

224 MW 

3 x 

79.6 = 

239.MW 

Horas de operación por año 

horas 

2000 

4000 

7000 

2000 

4000 

7000 

s 

Costos variables: 








Costo anual de combustible 

lo 3 u$s 

37031 

74061 

129625 

38962 

77585 

136028 

Costo de aceite lubricante (0,25 gr/kWh) 


221 

442 

774 

236 

472 

826 

Mantenimiento (80% de 0,9% de CDC - 8760 horas) 


75 

150 

263 

79 

158 

276 

Costos varios (2% de mantenimiento) 


1 . 5 

3.0 

5 . 3 

1 . 6 

3.2 

5.5 

Total de ép'áTÜW variables 


37328 

74656 

130667 

39279 

78218 

137135 

Total de costos anuales 


43979 

81321 

137352 

46230 

85183 

144114 

Costo por kWh neto 

US mils 

101.10 

93.58 “ 

90.30 

99.63 

91.89 

88.79 

Costo de combustible como porcentaje 

a 

'0 

84.20 

91.07 

94.37 

84.28 

91.08 

'94.39 


del costo total anual 







Tipo de combustible y su precio 
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Potencia de la central (ambiente) 
Horas de operación por año 
Generación bruto anual 
Generación neto anual (3% aux.) 
Costo Directo de Construcción (CDC) 
Costo Total de Construcción (CTC) 
Consumo específico, 100% carga 
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Costos fijps ; 

Servicio de capital (11,5% de CTC) 

Sueldos anuales (21 - 24 - 27 y 18™ 21-24 personas) 
Mantenimiento (20% de 0,9% de CDC) 

Administración (0,2% de CDC) 

Total de costos fijos por año 
Costos fij-os por kW instalada 


Gas 

oil 

LHV 

10270 kCal/kg 

: 490.3 U$S/t 


m 

4 x 

u 

o 

LO 

LO 

220 MW 

3 x 

78.25 = 

235 MW 

horas 

2000 

4000 

7000 

2000 

4000 

7000 

GWh 

440' 

, 880 

1540 

470 

940 

164*5 


427 

854 

1494 

456 

912 

1596 

io 3 u$s 


49062 



51570 




63490 



66740 


gr/kWh 


283 



279 



10 3 u$s 


7301 



7675 



143 

162 

184 

122 

143 

163 



98 



103 

• 



98 



103 



7640 

7659 

7681 

8003 

8024 

8044 

u$s 

34.73 

34.81 

34.91 

34.05 

34.14 

34.23 






1 


Gas 

oil 

LHV 10270 kCal/kg 

: 490.3 ü$S/t 


MW i 

4 x 

II 

O 

LO 

LO 

220 MW 

3 x 

78.25 = 

235 MW 

horas 

2000 

4000 

7000 

2000 

4000 

7006 

io 3 u$s 

61140 

122232 

213918 

64229 

128949 

225538 


217-. 

4 34 

760 

232 

464 

812 


90 

179 

314 

94 

188 

330 


1.8 

3.6 

4.3 

1.9 

3.8 

6.6 


61449 

122849 

214996 

64557 

129605 

226687 


69085 

130508 

222677 

72560 

137629 

234731 

US mils 

161.79 

152.82 

149.05 159.12 

150.91 

147.07 

% 

00 

00 

Cn 
o 

93.66 

96.07 

88.52 

93.69 

96.08 
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Tipo de combustible y precio 

Potencia de la central (ambiente) 

Horas de operación por año _ - 

Generación bruto anual 
Generación neto anual (3% auxj 
Costo Directo de Construcción (CDC) 

Costo Total . de Construcción (CTC) 

Consumo específico, 100% carga 

Costos fijos : 

Servicio de capital (11,5% de CTC) 

Sueldos anuales (21 - 24 - 27 y 18 - 21 - 24 personas) 
Mantenimiento (20% de 1,2% de CDC) 

Administración (0,2% de CDC) 

Total de costos fijos por año 
Costos fijos por kW instalada 


-a 


Petróleo crudo 

(nigeriano) 

LHV 

10050 kCal/kg : 307, 

,6 U$S/t 

i 

MW 4 x 

54.5 = 

218 MW 

3 x 

77,4 = 

232 MW 

horas 2000 

, 4000 

7000 

2000 

4000 

7 000 

GWh 436 

872 

1526 

464 

928 

1624 

423 

846 

1480 

450 

900 

1575 

io 3 U$S 

49462 



52080 



64010 



67400 


gr/kWh 

290 



286 



io 3 U$S 


7361 



7751 



143 

162 

184 

122 

143 

163 



119 



125 




99 



104 



7722 

7741 

7763 

8102 

8123 

8143 

u$s 

35.42 

35.51 

35.61 

34.92 

35.01 

35.10 
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Tipo de combustible y precio 

Potencia de la central (ambiente) 

Horas de operación por año 

Costos variables ; 

Costo anual de combustible - 
Costo de aceite lubricante (0,25 gr/kWh) 
Mantenimiento (80% de 1,2% de CDC - 8760 horas) 
Costos varios (2% de mantenimiento) 

Total de costos variables 
Total de costos anuales 
Costo por kWh neto 

Costo de combustible como porcentaje 
del costo total anual 


Petróleo crudo (nigeriano) LHV 10050 kCal/kg : 307.6 U$S/t 


MW 4 x 54.5 = 218 MW 3 x 77.4 = 232 MW 

horas 2000 4000 7000 2000 4000 7000 


10 3 U$S 38911 77792 136113 40757 81514 142726 

215 431 753 229 458 806 

108 217 379 114 228 399 

2,2 4.3 7.6 2.3 4.6 8.0 

39236. 78444 137253 41102 82205 143939 

46958 86185 145016 49204 90328 152082 

U$S mils 111.01 101.87 97.98 109.34 100.36 96.56 

82,86 90.26 


93.86 


82.83 90.24 


93.85 
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Tipo de combustible y precio 

Potencia de la central (ambiente) 

Horas de operación por año 

Costos variables : 

Costo anual de combustible 
Costo de aceite lubricante (0,25 gr/kWh ) 
Mantenimiento (80% de 1,75% de CDC - 8760 horas) 
Costos varios (2% de mantenimiento) 

Total de costos variables 
Total de costos anuales 
Costo por kWh neto 

Costo de combustible como porcentaje 
del costo total anual 


Fuel oil (pesado) especial 


LHV 


9950 kCal/kg : 196.7 U$S/t 


MW 

4 x 

51.8 = 

207 MW 

3 x 73.7 

¿21 MW 

horas 

2000 

‘ 4000 

7000 

2000 4000 

7000 


io 3 U$S 

23860 

47896 

83479 

25079 

50158 

87787 


204 

409 

715 

218 

436 

754 


171 

34 2 

599 

180 

359 

629 


3.4 

6.8 

12.0 

3.6 

7.2 

12.6 


24238 

48654 

84805 

25481 

50960 

89193 


32647 

57082 

93255 

34277 

59775 

98032 

U$ mils 

81.21 

71.08 

66.32 

79.90 

69.75 

65.35 

% 

73.08 

83.91 

89.52 

73.16 

83.91 

89.55 






4 x 60 MW nominal 


3 x 90 MW nominal 


Combustible Carga gr/kWh gr/kWh 




bruto 

neto 

bruto 

neto 

Gas natural 

pico 

239.1 

246.5 

235.2 

242.5 

(G.N.) 

100% 

244.0 

251.5 

240.0 

247.4 


75% 

261.1 

269.1 

256.8 

264.7 


50% 

305.0 

314.4 

300.0 

309.3 


25% 

439.2 

452.8 

432.0 

445.4 

Gas oil 

pico 

277.6 

286.2 

273.9 

282.4 

(G.O.) 

100% 

283.3 

292.1 

279.5 

287.1 


75% 

303.1 

312.5 

299.1 

308.3 


50% 

354.1 

365.0 

349.3 

360.2 


25% 

509.9 

525.7 

503.1 

518.6 

Petróleo crudo 

pico 

284.2 

293.0 

280.0 

288.6 

(P.C.) 

100% 

290.0 

299.0 

285.7 

294.5 


75% 

310.3 

319.9 

305.7 

315.2 


50% 

362.5 

373.7 

357.1 

368.2 


25% 

522.0 

538.1 

514.3 

530.2 

✓ 

Fuel oil (pesado) 

pico 

287.0 

• 295.9 

282.7 

291.5 

especial (F.O.S.) : 

100% 

292.9 

302.0 

288.5 

297.4 


75% 

313.4 

323.0 

308.7 

318.2 


50% 

366.1 

377.4 

360.6 

371.8 


25% 

527.2 

543.5 

519.3 

535.4 


! ESTUDIO DEL EQUIPAMIENTO DEL 



SISTEMA ELECTRICO NACIONAL 

1 ¿gj] HASTA EL AÑO 2000 

CONSUMO ESPECIFICO, CARGA PARCIAL 

TABLA X.1.9 
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X.2 CENTRAL DE CICLO COMBINADO 

i 

X.2.1 CONVENIENCIA Y ADAPTABILIDAD AL TIPO DE CARGA 

Muchos sistemas eléctricos usan centrales térmicas para el suministro de 
carga semibase o para cubrir cargas de emergencia. Unos requerimientos de 
operación particulares para tales centrales son: arranque y cambios de 
carga rápidos, mientras que el número de horas de operación por año para 
cubrir tales cargas es normalmente hasta 2000 horas aproximadamente. Lo 
anteriormente expuesto ha llevado al desarrollo de las centrales de ciclo 

t 

combinado, con el fin de obtener una mayor eficiencia térmica en compara¬ 
ción por ejemplo con turbinas de gas simples. 

Básicamente hay dos formas diferentes de combinar los ciclos de gas y va¬ 
por : 

recuperación de calor de gases de escape: se suministran los gases de 
escape directamente a una caldera, como aire de combustión en el caso^ 
de fuego suplementario, o a una caldera de calor residual sin fuego 
suplementario. 

los gases de escape de una caldera presuriz impulsan la turbina de 
gas, la que acciona un compresor qué suministra aire a la caldera 

La recuperación de calor de gases de escape con una caldera con fuego ad_i. 
cional o una de calor residual sin fuego, es ahora el sistema más usado. 
Hubo un gran crecimiento en la demanda de este tipo de plantas en años 
cientes. 


Más adelante se dan los datos básicos para una central de ciclo combinado 
de aproximadamente 160 MW, usando fuel oil especial como combustible. La 
planta propuesta consistiría de dos turbinas de gas de 60 MW ISO cada una 
(52 MW c/u bajo condiciones ambientes), dos calderas de calor residual de 
220 t/h y una turbina de vapor (del tipo de condensación directa) de 60 
MW. También se presentan los datos de una central de 270 MW ISO (2 x 90 + 
9 0). 

Aunque no se puede.negar que este tipo de planta resulta más complicado 
en términos de construcción y operación, redundará en ahorros importantes 
puesto que el consumo específico de calor de la central de ciclo combina- 
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do es mucho más bajo que el de la turbina de gas simple. 


Esto puede notarse dejando la caldera de calor residual, sin fuego. De to 
das maneras, la seguridad de operación puede ser alimentada y se puede ob¬ 
tener un arranque más rápido, integrando al sistema una post combustión 
en la caldera o en el;conducto de gases entre el escape de la turbina de 
gas y la caldera de calor residual. .Debido a la temperatura limitada del 
gas de escape (sin fuego), el vapor generado no llegará a temperatura su¬ 
perior de 425°C. Calentando el escape de la turbogas por post combustión 
a aproximadamente 750°C no sólo producirá una potencia mayor de salida de 
la turbina a vapor sino que el ciclo de vapor será más eficiente (por 
ejemplo 60 bar y 500°C). Operando la turbogas a plena potencia y modulan¬ 
do la post combustión, la eficiencia térmica y por lo tanto el consumo es 
pecífico de calor de la central combinada permanece constante hasta una 
potencia de salida de post combustión cero. 

¡ ,? 

La instalación de las calderas de post combustión y de la turbina de va¬ 
por puede ser aplazada hasta necesitar la potencia adicional. Sin embar¬ 
go, las conexiones para las calderas futuras deben ser incluidas en la 
instalación inicial. 


Como ventajas adicionales se puede notar una operación independiente de ' 
las turbinas de gas, arranque rápido y', en caso de quedar fuera de servi¬ 
cio una de las turbinas -de gas, todavía se mantiene en funcionamiento el 
resto de la planta combinada. También se puede operar la planta en forma 
automática con arranques múltiples en el día. Durante el arranque de las 
turbinas de gas se usa gas oil. Sin embargo, para condiciones normales de 
funcionamiento puede usarse cualquier combustible apropiado, tal como gas 
natural, fuel oil (pesado o especial), o petróleo crudo. Para obtener bu£ 
na eficiencia a carga parcial, se puede detener una turbina de gas. 


Los siguientes datos indican las características de funcionamiento para 
una planta de ciclo combinado. 
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Potencia neta en bornes MW 160 

de central 


Condiciones de vapor bar 60 

°C 425 


Rendimiento en bornes de central 
100% de carga 
75% de carga 
50% de barga 

Consumo de calor en bornes de central 
100% de carga 
75% de carga 
50% de carga 

Combustible: fuel oil especial 
calor especifico neto 

Consumo de combustible 

100% de carga 

Tiempo de arranque luego de 10 horas 
de detención: 0 - 100% carga 

Turbinas de gas solamente 

Turbinas de gas con turbina de vapor 

Tiempo de arranque de turbogas en 
emergencia 

Gradiente cambio de carga; operación 
normal % plena carga/minuto 

Consumo de gas oil, arranque normal 
(0 - 160 MW, dos turbogas;juntas) 

Consumo de gas oil 
parada normal 

Vida efectiva 

Vida financiera 


% 

42,4 


41,3 

(• 

40,9 

kCal/kWh 

2027 


2081 


202*7 

kCal/kg 

10050 

g/kWh 

204 


iliin 

10 

min 

16 

min 

5 

%/min 

20 

kg 

5470 

kg 

4025 

años 

25 

_ i 

anos 

20 
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X,2.2 SELECCION DEL LUGAR DE INSTALACION 

En el caso de centrales de ciclo combinado debe prestarse atención a bue¬ 
nas condiciones del lugar de instalación para los dos componentes princi¬ 
pales., las turbinas de gas y la turbina de vapor; el criterio para la tur¬ 
bina de vapor normalmente será el más estricto. Es particularmente impor¬ 
tante contar con: buenas condiciones de terreno 9 buena accesibilidad, am¬ 
plias dimensiones para permitir posibles ampliaciones futuras, disponibi¬ 
lidad de combustible y de suficiente agua de refrigeración. Se debe tener 
también en cuenta la vecindad de líneas de transmisión y de estaciones 
transformadoras de gran potencia, 

X.2.3 DISPOSICION DE UNA CENTRAL DE CICLO COMBINADO 

Las figuras X.2.1 y X.2, : 2 muestran la disposición general de una central‘de 
ciclo combinado con 2 x 50 MW ISO en turbogas y 1 x 40 M en turbovapor con 
caldera de calor residual sin fuego» Estas dan una idea de los requerimien¬ 
tos de espacio para tal central, siendo también posible otras disposiciones 
de algunos componentes principales. Se debe considerar también suficiente 
espacio para futuras ampliaciones. La figura X.2,3.muestra el ciclo térmi¬ 
co para una central de ciclo combinado sin fuego, incorporando calderas de 
calor residual con dos niveles de presión. 


X.2,4 ' PROGRAMA DE CONSTRUCCION Y MANTENIMIENTO 

El programa de construcción cubre el período desde la fecha de la carta de 
intención a la fecha de comienzo del servicio industrial y depende princi¬ 
palmente de la situación de entrega del mercado mundial. De acuerdo a la 
fabricación y el número de unidades el programa de construcción puede ser 
aproximadamente el siguiente: 


Parte de la central Turbinas de gas Calderas con turbovapor 


Período desde la carta in¬ 
tención hasta entrega en 
fábrica 


8 


(meses) 


22 
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Parte de la central 


Turbinas 

de gas 

Calderas con turbovapor 

Transporte al lugar 
plazamiento 

de em- 

2 

(meses) 

3 

Montaje y puesta en 
industrial 

servicio 

6 - 

8 

12 


Total: 

16 - 

18 

37 


Para mantenimiento y reparación se debe programar un período de parada de 
8 semanas al año. 

X.2.5 ESTIMACION DE COSTOS 

Los costos directos de construcción comprenden todos los costos de inversión 

de la central completa, lista para operación, incluyendo sistema de gas oil 

3 

y fuel oil pesado con tanques de almacenamiento (aprox. 15000 m ), planta de 
tratamiento de combustible, planta de captación de agua de mar para refrige¬ 
ración, equipos eléctricos, transformadores auxiliares, fundaciones, equipa¬ 
miento de turbogas para instalación interior, edificio de construcción tipo 
liviana para calderas, turbinas de vapor y sala de control, grúa, transpor¬ 
te, montaje, puesta en servicio, etc. 

No están incluidos los transformadores de potencia, líneas de transmisión, 
pilotes de hormigón, etc. 

Nivel de precios: fines de 1979 

El flujo de caja durante la construcción y montaje puede considerarse como 

sigue: 
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203 


20 % 303 



meses 


carta 

intención 


entre¬ 
ga en 
fábri¬ 
ca de 

T.G. 


tí i t 


comienzo del 
montaje T.G. 


servicio industrial 
de T.G. 

1 2 


entrega 
en fá¬ 
brica de 
T.V. 


A i 

. . A 



servicio T 

i ] 


industrial! 

recepción , 


T.V. 

final J 


equipamiento 

turbogas 


equipamiento 

T.V. 


comienzo 
del mon¬ 
taje T.V, 


Los componentes que podrían construirse en Uruguay son el edificio de cons_ 
trucción tipo liviana, grúa y fundaciones con el 10% del costo directo de 
construcción y los tanques de almacenamiento de combustible con el 2% del 
costo directo de construcción. 


Los costos de inversión para una central de ciclo combinado de 180 y 270 
MW (150) dan en la Tabla X*2.1. 

En la Tabla X.2.2 se calculan los costos anuales de producción y el costo 
neto por KWh generado. Se comparan en la Tabla'X.2.3 los costos de opera¬ 
ción de las turbinas de gas solo con los de la planta combinada. 
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Potencia unitaria, ISO 

Potencia, ambiente (TG + TV) 

Costos directos : 

Terreno y servidumbre 
Estructuras y mejoras 
Construcción civil y varios 
Planta turbogas (T.G.) 

Calderas de calor residual 
Planta turbovapor (T.V.) 

Equipo de manipulación de combustible 
incluyendo almacenamiento 
Equipo de tratamiento de combustible 
(fuel oil especial) 

Equipamiento eléctrico 

Costo Directo de Construcción (C.D.C.) 

Subtotal 1 

C.D.C. por kWh instalado 



MW 2 x 60 + 60 - 180 

2 x 56 + 60 = 172 


2 x 90 + 90 = 270 
2 x 82 + 90 = 254 


10 3 Us$ 210 270 

2100 ■ 2950 

4580 5900 

17260 24300 

• 9140 13700 

11170 16750 

2610 3690 

2250 3140 

3840 4130 

53160 74830 

Us$/kW 309 295 
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Potencia instalada, ISO 

Potencia de la central, ambiente 

No. de grupos instalados (TG + TV) 

Costos indirectos : 

Dirección técnica, 6% de C.D.C. 

Subtotal 2 ... . ■ 

Imprevistos 5% de subtotal 2 
Subtotal 3 

Intereses durante la construcción 

(8% sobre 4 años = 22,6% de subtotal 3) 

Costo total de construcción (C.T.C) 

Costo unitario por kW instalado 1 



MW 2 x 60 + 60 = 180 

2 x 56 + 60 = 172 

1 2 11 


2 x 90 + 90 = 270 

2 x 82 + 90 = 254 

2 + 1 


10 3 Us$ 3190 4490 

56350 79320 

2820 3965 

59170 83285 

13370 18825 

72540 102110 

Us$/kW " ' 421,7 402,0 
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Potencia unitaria, ISO 

Potencia, ambiente (TG t TV) 

Horas de operación por año 

Generación bruta anual 
Generación neta anual (4% aux.) 

Costo directo de construcción (C.D.C.) 
Costo total, de construcción '(C,'T,C, ) 
Consumo específico, 100% carga 
fuel oil especial 

Costos fijos : 

Servicio de capital (11,5% de C.T.C.) 
Sueldos (24 hombres) 

Mantenimiento (20% de 2,5% de C’.’D.C.) 
Administración (0,2% de C.D.C,) 

Total de costo fijo por año 


MW 

2 x 

60 + 60 


2 x 

56 + 60 

horas 

2000 

4000 

GWh 

344 

688 


330 

660 

10 3 Us$ 


53160 



72540 

g/kWh 


204 


8342 

163 

266 

106 

8877 


180 

2 x 

90 + 90 

= 270 

172 

2 x 

82 + 90 

= 254 

7000 

2000 

4000 

7000 

1204 

508 

1016 

1778 

1156 

488 

975 

1707 



74830 




102110 



202 


11743 

163 

374 

150 

12430 









Potencia unitaria, ISO 

Potencia ambiente (TG + TV) 

Horas de operación por año 

Costos variables : _ ... 

Costo anual de combustible 
Costo de aceite lubricante-(£.4g/kWh) 
Mantenimiento (80% de 2,5% de C.D.C.) 
Costos varios (2,0% de mantenimiento) 
Total de costos variables 

Total de costos anuales 
Costo por kWh neto , 

Costo de combustible como porcentaje 
del costo total anual 


MW 

2 x 

60 

+ 60 

= 180 

2 x 

90 

+ 90 

= 270 


2 x 

56 

+ 60 

= 172 

2 x 

82 

+ 90 

= 254 

horas 

2000 


4000 

7000 

2000 


4000 

7000 


10 3 Us$ 

13804 

.. 27.60.7 

48313 

20185 

40370 

70648 


272 

544 

952 

402 

803 

1406 



1063 



1497 




21 



30 



1516 0 

29235 

50349 

22114 

42700 

73581 


24037 

38112 

59226 

34544 

55130 

86011 

U.S.milis 

72,8 

57 o 7 

51.2 

70.8 

56.5 

50 o 4 


a- 

r- 

LO 

72.4 

81.6 

58.4 

73.2 

82.1 
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Central 

No. de unidades instaladas 

Potencia de la central (ambiente) 
Horas de utilización 
(factor de planta = 80%) 
Producción anual neta (4% aux.) 
Consumo específico de calor 
(plena carga) 

Rendimiento térmico 5 plena carga 
Consumo específico de combustible 
(plena carga, fuel oil especial) 

Personal 


Turbogas solo 


Ciclo Combinado 


No 

2 

2 + 1 

MW . 

112 

172 

horas 

7000 

7000 

GWh 

753 

1156 

kCal/kWh 

2870 

2027 

% 

29.96 

42.42 

t/GWh 

288 # 4 

203.7 

personas 

20 

24 
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Costos fijos anuales : 

Servicios de capital 3 11.5% de C.T.C. 

Sueldos 

Mantenimiento: 

0,35% y 0.5% de C.D.C. 

Costo de administración 0.2% de C.D.C. 

Costo fijo total 

Costos variables anuales : 

Combustiblej 100% carga (fuel oil especial) 
Aceite lubricante 3 0.25 y 0,4 g/kWh 
Mantenimiento: 1.4% y 2.0% de C.D.C, 

Costos varios 9 2,0% de mantenimiento 
Costo variable total 

Total de costos anuales 

Total de costos anuales por kVTh neto 


00 


Turbogas solo 


Ciclo Combinado 


10 3 ’ Us$ 8342 8342 

136 163 

186 266 

106 106 

8770 8877 

.. 44475 48313 

594 952 

744 1063 

15 21 

45828 50349 

54598 59266 


Us milis 


72.5 


51.2 
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X.3 PLANTA DE VAPOR CICLO SIMPLE 

X.3.1 CONVENIENCIA Y ADAPTABILIDAD AL TIPO DE CARGA 

En general las ventajas y desventajas que corresponden a las turbinas de 

• ’ í 

vapor son las siguientes: 

Ventajas: 

! 

- una eficiencia térmica relativamente alta (-35% o más) a carga máxima o 
parcial, especialmente en comparación con turbinas de gas simples 

- una seguridad alta y buena disponibilidad 

- se puede quemar*una extensa gama de combustibles (gas natural, fuel oil 
pesado, fuel oil liviano, carbón, lignito) 

- la disponibilidad de una extensa gama de capacidades 

Desventajas: ■, , 

- un tiempo largo' de arranque (normalmente entre 15 minutos hasta 
dependiendo del) tipo de planta y de las condiciones iniciales) 

- un consumo alto de agua de refrigeración (apr.ox. 0.2 m 3 /kWh) si 
templan medidas especiales como torres enfriadoras 

- un nivel mínimo técnico de operación (MSL) que representa entre 
de la potencia nominal - 

- un largo periodo de construcción 

- costos de conservación al tener la planta en reserva 

Para las plantas de vapor tipo pico, las características de operación nece 
sarias incluyen cambios rápidos en la carga y un tiempo breve de arranque. 
Normalmente las horas de operación por año serán menso de 2000 (refiriendo 
la generación anual a la potencia nominal) 

Las plantas de ciclo simple pueden construirse en una extensa gama de capel 
cidades, y son caracterizadas por simplificaciones en el diseño de los com 
ponentes principales como la caldera, el condensador, los precalentadores, 
las turbinas, etc. Tales simplificaciones resultan en una construcción más 
liviana y pequeña, y en consecuencia costos de inversión reducidos. Sin ein 
bargo también se reduce la eficiencia térmica de la planta. 


2 horas. 


no con- 


20% y 25% 
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Están disponibles las siguientes configuraciones para las calderas: 

- tipo de circulación natural 

- tipo de circulación forzada 

- tipo Benson (monoturbular) 

En las turbinas de vapor se usan sistemas de presión constante o variable. 
Se han obtenido buenos resultados de operación en términos de facilidad de 
seguimiento de carga usando una caldera tipo Benson asociada con una turbi 
na variable 

Para los propósitos del presente estudio, se pueden omitir las diferencias 
en los costos que corresponden a los tipos diferentes de calderas (por ej., 
circulación natural vs. forzada vs. tipo Benson) y los tipos diferentes de 
turbinas (por ej., presión fija vs. variable). 

De acuerdo con la experiencia, las diferencias en los costos entre ofertas 
competitivas para equipamiento del mismo tipo son más importantes que las 
diferencias'entre los costos correspondientes'a equipamientos alternativos. 


No se puede considerar este tipo de planta como una unidad de emergencia. 


Los siguientes datos indican las características de comportamiento de una 
planta con ciclo'simple de vapor y una capacidad unitaria de 150 MW. 


Potencia nominal 

Condiciones de vapor 
presión 
temperatura 

Combustible: fuel oil pesado 

(Bunker T C T ) ■ 

calor específico neto 

Consumo específico 

100% carga 
80% carga 
60% carga 
40% carga 

Rendimiento térmico neto 
100% carga 
80% carga 
60% carga 
40% carga 


MW 150 

bar 111 

°C 525 

kCal/kg 9690 

kCal/kWh 2480 


2491 

2556 

2681 


34.7 

34.5 

33.6 
32.1 







X - 17 


Potencia 

nominal 


MW 

150 

Consumo específico 

de combustible 

100% carga 

g/kWh 

260 

Tiempo de 
01 a^ 100% 

arranque 

carga 

20% carga 

después de 10 horas 

min ' 

273 

25 - 30 

Gradiente 

operación 

variación de carga 
normal 

%min 

20 

Nivel de 

operación 

más éconómico 

% plena carga 

80 

Nivel de 

operación 

mínimo técnico 

% plena carga 

20 


X.3.2 LOCALIZACION 

Cuando se instala una planta de generación para cubrir demandas, de pico es 
preferible elegir un sitio cerca del centro de carga a ser suministrada. En 
el caso de turbinas de vapor hay que dar consideración a las condiciones .geo 
lógicas y de suelos, la disponibilidad de agua para refrigeración, la acce¬ 
sibilidad y el transporte de combustibié. 


X.3.3 PROGRAMA DE ICONSTRUCCIO Y MANTENIMIENTO 

El cronograma de construcción, que cubre el período desde la carta de inten¬ 
ción hasta la entrada en servicio industrial, depende mucho de la situación 
del mercado mundial. De acuerdo con el fabricante y el número de unidades, 
el programa de construcción para una unidad puede ser el siguiente: 

- período desde la carta de intención 

hsta la entrega en fábrica aprox. 34 meses 

- transporte al lugar de emplazamiento aprox. 2 meses 

- montaje y puesta en servicio industrial aprox. 12 meses 


Total aprox. 48 meses 

Para el programa de mantenimiento se puede prever 4 semanas por año para man_ 
tenimiento programado. Un tiempo de 14 días por año es una estimación prudeiq 
cial para paradas forzadas. 
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X.3.4 ESTIMACION DE COSTOS 

Los costos directos de construcción comprenden todos los costos de inver¬ 
sión de la central completa lista para operación, incluyendo el sistema de 

combustible para fuel oil pesado con tanques de almacenamiento (aproximada^ 

3 i J 

mente 6000 m para 150 MW), planta de refrigeración por agua de mar, equi¬ 
po eléctrico, transformador principal y auxiliar, fundaciones, edificio de 
construcción liviana, grúa y transporte. 

No se incluyen los derechos de aduana, líneas de transmisión, pilotaje pa¬ 
ra fundaciones, etc. 

Los componentes que se pueden fabricar en el Uruguay y los trabajos loca¬ 
les así como la incidencia porcentual de los mismos en los costos, figuran 
en la tabla siguiente: 


Item % del costo total % del total de costos 

directos de construcción 


Tierra y servidumbre 

100% 

de 

3.0% 

3.0% 

Estructuras y mejoras 

50% 

de 

16.5% 

8.25% 

Ingeniería civil 

80% 

de 

25.0% 

20.0 % 

Calderas y auxiliares 

5% 

de 

22.0% 

1.1 % 

Turbogenerador y auxiliares 

5% 

de 

o\° 

LO 

O 

CN 

1.0 % 

Equipo eléctrico 

10% 

de 

10% 

1.0 % 


Total 34.35% 


El flujo de caja durante la construcción y montaje puede considerarse como 


sigue: 
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30% 



intención comienzo 

montaje 


Los costos de inversión se indican en la Tabla X.3.1 y los costos anuales 
de producción por KWh en la Tabla X.3.2. 





Potencia nominal 

N° de unidades y tamaño 

MW 

150 

1 x 150 

Costo Directo de Construcción (C.D.C.) 

io 3 u$s 

69000 

C.D.C. por kW instalado 

U$S/k¥ 

460 

Costo Total de Construcción (C.T.C.) 

io 3 U$S 

96000 

C.T.C. por kW instalado 


640 

Factor de planta (2500 horas/año) 

% 

28.5 

Generación neta anual (6% aux.) 

GWh 

352.5 

Consumo anual, de combustible 

tons/año 

96000 

Personal 

hombres 

68 


j ESTUDIO DEL EQUIPAMIENTO DEL ! 



SISTEMA ELECTRICO NACIONAL i 

PLANTA DE VAPOR CICLO SIMPLE 

TABLA X.3.1 

j ^jj HASTA EL AÑO 2000 [ 

, ' COSTOS DE INVERSION 

_i 









Potencia nominal 

N° de unidades y tamaño 


MW 


150 


1 x 150 


Costos fijos anuales: 


Servicio de capital (11.25% de C.T.C.) 10 3 U$S 10800 
Sueldos anuales (68 hombres) 462 
Mantenimiento (37.5% de 2.5% de C.D.C.) 647 
Administración (0/2% de C.D.C.) 138 

Total de costos fijos por año 12047 
Costos fijos por ;kW instalado U$S/kW 80.3 


Costos variables: 


3 

Costo anual de combustible 10 U$S 13215 
Costo de aceite lubricante (0.25 g/kWh) 185 
Mantaniraianto (62*51 da 2.5% da C.D.C. ) 1078 
Costos varios (2% de mantenimiento) 22 

Total de costos variables. 14500 
Total de costos anuales 26547 
Costo por kWh generado mils/kWh 75.3 
Costo de combustible comojporcentaje 49.8 
del costo total anual , 


ESTUDIO DEL EQUIPAMIENTO DEL 
SISTEMA ELECTRICO NACIONAL 
HASTA EL AÑO 2000 


PLANTA DE VAPOR CICLO SIMPLE 
COSTO DE PRODUCCION 


TABLA X.3.2 
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X„4 PLANTA GENERADORA ALIMENTADA CON FUEL OIL PESADO 

X.4.1 CONVENIENCIA Y ADAPTABILIDAD AL TIPO DE CARGA 

Este tipo de planta térmica se emplea para cubrir las cargas medias o de 
base en un sistema de generación. Para plantas del tipo base las horas de 
operación anual normalmente exceden las 6000. A los efectos de reducir el 
consumo específico su diseño es más complejo que el utilizado en una plaii 
ta de vapor para operación' en pico y por consiguiente sus costos de inver 
sión son más altos. Las ventajas y desventajas correspondientes a estas 
turbinas de vapor convencionales se indican en la Sección X.3, pero hay 
que destacar que tienen un mínimo técnico más alto, aproximadamente el 
25% de la capacidad instalada. 

Los siguientes datos indican las características de comportamiento de plan, 
tas de ese tipo con capacidades unitarias de 150 MW y 300 MW. 



Potencia nominal 

MW 

150 


300 

t 

Unidades instaladas 

N° 

1 x 150 


2 x 150 


( 

Potencia neta 

MW 

141 


282 


Condiciones de vapor 




✓ 


presión 

bar 


162 



temperatura 

°Q 


525 



temperatura (recalentamiento) 



525 



Temperatura de agua 

¡ 





max. 

°c 


24 



mín. 11 

Combustible: fuel oil pesado 
(Bunker ÍT C TÍ ) 

Calor específico neto kCal/kg 9690 

poder calor inferior 

Consumo específico 100% carga 

bruto kCal/kWh 2270 


neto 


2368 
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Potencia nominal 

m 

150 300 

> 

Unidades instaladas 

N° 

1 x 150 2 x 150 


Rendimiento térmico 100% carga 

% 

. 1 

36,3 

r - 

Consumo específico de combustible 




100% carga 

g/kWh 

234 


20% carga 


278 


Consumo de aceite lubricante 

g/kffh 

0,25 


Tiempo de arranque 'de frío 




0% a 100% carga 

horas 

4 


Gradiente variación de carga 

operación normal 

%/min 

20 


Nivel de operación más 

! ■ T 


— 

económico (MÉR) 

% plena carga 

80 


Nivel de operación mínimo 

técnico (MSL) 


25 


Personal 1 

hombres 

68 78.' 

— 

Vida útil 

años 

30 


Período de amortización 20 

X.4.2 LOCALIZACION , 

Las consideraciones más importantes son la disponibilidad de combustible 
cerca del sitio previsto y una fuente de agua para refrigeración. 

También hay que considerar 1 la distancia a los centros de carga principales, 
y el suministro de agua dulce para las calderas. 

El lugar de instalación debe tener un buen acceso para el transporte de los 
equipos pesados, y presentar condiciones favorables de suelos para las 
fundaciones. 
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X.4.3 DISTRIBUCION FISICA DE LA CENTRAL 

La figura X.4.1 muestra una disposición general de una central accionada 
con tres unidades de vapor diseñadas para quemar fuel oil pesado. Esta da 
una idea de los requerimientos de espacio, siendo también posibles otras 
disposiciones de algunos componentes principales. Los tanques de combusti 
ble proveen una capacidad de reserva que corresponde a 30 días de opera¬ 
ción a plena carga. La figura X.4.2 muestra una sección transversal de la 
misma planta y la figura X.4.3 indica el ciclo térmico correspondiente. 

X.4.4 PROGRAMA DE CONSTRUCCION 

El cronograma de construcción para este tipo de planta depende mucho de 
la situación del mercado mundial. Normalmente - el camino crítico queda de 
- terminado por la entrega, el montaje y las pruebas del grupo turbogenera¬ 
dor. De acuerdo con la experiencia el programa de construcción puede ser 
el siguiente: 

- período desde la carta de intención aprox. 36 meses 

hasta la entrega en fábrica ¡ 

- transporte al lugar de emplazamiento aprox. 2 meses 

- montaje y puesta en servicio Industrial . aprox. 14 meses 


Total aprox. 52 meses 

En condiciones favorables la entrega en fábrica :puede ser reducida a 32 
meses mientras que en condiciones adversas puede aumentar hasta un lapso 
de 44 meses. En consecuencia los totales mínimos y máximos serán de 48 me 
ses y 60 meses respectivamente. 

X.4.5 REQUERIMIENTOS DE MANTENIMIENTO 

El programa de mantenimiento puede clasificarse en cuatro niveles: 

- una inspección diaria 

- una inspección mensual 

- una Inspección anual de todas las partes que no implican abrir la cubier 
ta de la turbina; parada total por 2-3 semanas. 

- una revisión total cada dos o tres años si la planta no se opera cons- 
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tantemente o después d : e 2G.QG.G horas de operación. Esta revisión implica: 
la apertura de todas las partes de la maquinaria, incluyendo bombas y ven 
taladores; una inspección de la caldera por una autoridad como Lloyds; una 
revisión de las turbinas; un chequeo del generador. Esta revisión demanda 
una parada de 4 semanas por unidad. 

Dicho programa de inspecciones se considera de tipo preventivo, y no toma 
en cuenta el tiempo de reparación o cambio de partes de la maquinaria. Se 
puede considerar un tiémpo de 14 días por año como una estimación pruden 
cial para paradas forzadas. 

X.4.6 ESTIMACION DE COSTOS 

Los costos directos de construcción comprenden todos,los costos de inver¬ 
sión de la central completa lista para operación, incluyendo tanques de 
combustible, planta de refrigeración por agua del mar, equipo eléctrico, 
transformador principal y auxiliar, fundaciones, estructuras, grúa, trans¬ 
porte, costos de ingeniería y administración, costos de terrenos, intere¬ 
ses durante construcción, montaje y puesta en servicio. 

No se incluyen los derechos de aduana ni los costos de líneas de transmi¬ 
sión. 

El flujo de caja durante la construcción y montaje puede considerarse co¬ 
mo sigue, bajo condiciones óptimas: 

30% 



í 

entrega en t 


f 

carta 

fabrica 


í 

intención 

comienzo 

servicio 

recepción 


montaje 

industrial 

final 

Los costos 

de inversión se indican en la 

Tabla X.4.1 

, y los costos de pro 


ducción anual y del kWh neto, en la Tabla X.4.2. 








1 Tanques de fuel oil 

2 Tanque de sedimentación 

3 Tanque de operación diaria 

4 Casa bombas combustible 

5 Sala de máquinas 


6- Subestación de alta tensión 

7- Toma y bombas del agua de re 
frigeración 

8- Salida del agua de refrigera 
ción 

9- Taller 

10- Almacenes 
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Potencia nominal 

No. de unidades y tamaño 

Costos directos : 

Terreno y servidumbre 

Ingeniería civil, estructuras y mejoras 
Calderas y auxiliares 
Turbogenerador y auxiliares, . 

Equipamiento eléctrico 

Equipos de combustible 

manipulación y almacenamiento 

Varios (grúas, almacenes, talleres, etc.) 

Costo Directo de Construcción : 

(subtotal 1: CDC) , 

C.D.C. por KW instalado 


MW 


150 

1 x 150 


300 

2 x 150 


3 

10 Us$ - 1500 1700 

21200 42400 

25700 50000 

21300 41500 

9500 19000 

3050 6000 

2500 3000 

84750 163600 


Us$/KW 


565 


545 












Potencia nominal 

No. de unidades y tamaño 

Costos indirectos : 

Dirección técnica, 5% de C.D.C. 
Subtotal 2 

Imprevistos, 8% de subtotal 2 
Subtotal 3 

Intereses durante la construcción 
8% sobre 4 años= 22,6% de subtotal 3 

Costo Total de Construcción (_C. T. C. ) 

C.T.C. por KW instalada 


MW 150 300 

1 x 150 2 x 150 

3 

10 Us$ ... 4240 4030 

88990 167630 

7120 13400 

96110 181030 

21720 40910 

117830 221940 

Us$/KW 785 740 
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a Generador de yapor 
b Precalentador de aire 
c Ventilador de tiro forzado 
d Ventilador de tiro inducido 
e Turbogenerador 
f Condensador principal 

h Precalentador de agua de alimentación de B 3 P f 
i Precalentador de agua de alimentación de A a P t 
k Bomba de alimentación de caldera 
1 Tanque de agua de alimentación y desaereador 
m Sala de mando del ciclo térmico 
n Sala de mando,equipos eléctricos 
o Transormadores principales 

p Equipos eléctricos para mando de servicios propios 
r Abertura para montaje 
s Edificio de la Administración 
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COSTOS DE PRODUCCION TABLA X. 


Potencia nominal 


MW 


150 


300 



No. de unidades y tamaño 

Horas de operación por año Horas 

Generación bruta anual GWh 

Generación neta anual (6% aux. ) 

3 

Costo directo de construcción (C.D.C.) 10 Us$ 

Costo total de construcción (C.T.C.) 

Consumo específico, 100% carga' gr/KWh 

Costos fijos 

3 

Servicios de capital (11.25% de C.T.C.) 10 Us$ 

Sueldos anuales (68 y 78 hombres) 

Mantenimiento (37% de 2% de C.D.C.) 

Administración (0.2% de C.D.C.) 


Total de costos fijos por año 

Costos fijos por KW instalado Us$/KW 



1 x 150 



2 x 150 


2000 

4000 

7000 

2000 

4000 

7000 

300 


1050 

600 


2100 

282 

564 , 

987 

564 

1128 

1974 


84750 



163600 



.117830 



221940 



234 



234 



13256 



24970 



462 



530 



636 



1227 



170 



328 



14524 



27055 



97 



90 . 
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Potencia nominal 

MW 


150 



300 

No. de unidades y tamaño 



1 x 150 



2 x 150 

Horas de operación por año 

Horas 

2000 

4000 

7000 

2000 

4000 

Costos variables: 







Costo anual de combustible 

10 3 Us$ 

9664 

19327 

33823 

18407 

36814 

Costo de aceite lubricante (0.25 gr/KWh) 


148 

296 , 

518 

296 

593 

Mantenimiento (62.5% de 2% de CvD.C.) 



1060 



2045 

Costos varios (2% de mantenimiento) 



21 



41 

Total de costos variables 


10893 

20704 

35422 

20789 

39493 

Total de costos anuales 


25417 

35226 

49946 

47844 . 

66548 

Costo por KWh generado 

milis/KWh 

90.1 

62.4 

50.6 

84.8 

59.0 

Costo de combustible como porcentaje 







del costo total anual 


38.0 

54.9 

67.7 

38.5 

55.3 


7000 

64425 

1037 

67548 

94603 

47.9 

68.1 
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X.5 PLANTA GENERADORA ALIMENTADA CON CARBON 

X.5.1 CONVENIENCIA Y ADAPTABILIDAD AL TIPO DE CARGA 

La planta considerada aquí tiene una adaptabilidad similar a la central 
que se describe en la Sección X.4. Las ventalas y desventajas corresponc 
a las que se describen en la Sección X.3 

Los siguientes datos indican las características de comportamiento para 
plantas de ese tipo con capacidades unitarias de 150 M¥ y 300 MW* 


?o teneia nominal 
Unidades instaladas 


MW 


XTC 


150 

x 150 


300 


2 x 15C 


:encia neta 


MW 


Condiciones de vapor 

■p’p pq i on 

temperatura 


roer atura (recalentamiento) 


bar 

°C 


IbZ 

525 

525 


Temperatura de agua 
máx. 

rrp "n 6 


Combustible: carbón bituminoso 
, Pennsylvania„ U.S * A.) 

:alor asneeífico neto 


KCalA^ 


7000 


ms 

umo especia 

ico 



)0% 

carga (MOR 

) bruto 

kCai/kWh 

2275 



neto 


2473 

)% 

carga (MEL) 

neto 



■ 0. 

> '0 

carga (MSL) 

nexo 


2331 


Rendimiento térmico 100% carta 


Consumo especifico de combustible 
100% carga 
20% carga 


g/kWh 


325 
i 1 1 


Consumo de aceite lubricante 


g/kWh 


0 
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Potencia 

nominal 

MW 

150 


300 

Unidades 

instaladas 

N° 

1 x 150 


2 x 150 

Tiempo de 
0% a 100% 

arranque de frío 
carga 

horas 


4,5 


Gradiente 

operación 

variación de carga 
normal 

%/mín. 


18 


Nivel de 
económico 

operación más 
(MER) 

% plena carga. 


80 


Nivel de operación mínimo 
técnico (MSL) 



25 


.Personal 


hombres 

76 


88 


.Vida útil anos 30 

Período de amortización 20 

X.5.2 LOCALIZACION 

Las consideraciones más importantes a tener en cuenta son: una provisión 
de carbón segura a costo aceptable y la proximidad de un puerto con faciljí 
dades para la manipulación de este combustible. Otros factores críticos 
son la accesibilidad a una fuente de agua para refrigeración y la distan¬ 
cia a centros de carga importantes. También se necesita agua dulce para 
las calderas. Además hay que asegurar un buen acceso al sitio y las facili_ 
dades de almacenamiento para el transporte del combustible y de los equi¬ 
pos pesados. 

X.5.3 DISTRIBUCION FISICA DE LA CENTRAL 

Las figuras X.5.1 y X.5.2 muestran la disposición general de una central 
de vapor con carbón como combustible, para lo que.se previo un diseño de 
tres o cuatro unidades. Se da una idea de los requerimientos de espacio, 
siendo posibles otras disposiciones de algunos componentes principales. El 
parque de almacenamiento tiene un área suficiente para una capacidad de re 
serva de combustible que corresponde a 60 días de operación a plena carga. 
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Para una instalación inicial de dos unidades de 150 MW, operadas a plena 
carga durante 7000 horas/año y con una estimación prudencial del calor es_ 
pecífico del carbón, el consumo anual llegaría aprox. a 390.000 toneladas 
Así sería necesario para su transporte un buque de 70.000 toneladas de ca 
pacidad cada dos meses y un parque de almacenamiento para 130.000 tonela¬ 
das . 


X.5.4 PROGRAMA DE CONSTRUCCION 

El cronograma de construcción depende mucho de la situación del mercado 
mundial y normalmente resulta determinado por la entrega, el montaje y las 
pruebas del grupo turbogenerador. El programa de construcción puede ser el 
siguiente: 

- período desde la carta de intención 

hasta la entrega en fábrica aprox. 42 meses 

- transporte al lugar de emplazamiento aprox. 2 meses 

- montaje y puesta en servicio industrial aprox. 16 meses 


Total aprox. 60 meses 

Bajo condiciones favorables la entrega en fábrica puede ser reducida a 40 
meses mientras que en condiciones adversas puede aumentar hasta un lapso 
de 48 meses. En consecuencia los totales mínimos ; y máximos serán de 58 me¬ 
ses y 66 meses respectivamente. 


X.5.5 REQUERIMIENTOS i DE MANTENIMIENTO 

Los requerimientos de mantenimiento de esta planta coinciden con los des- 
criptos en la Sección X. 4.5 ,de este caítulo. Solo resta agregar el manten_i 
miento de los molinos de carbón, cintas transportadoras y demás grupos vin 
culados a las 20.000 horas de funcionamiento o 2 a 3 años de operación. El 
tiempo insumido en el total de este mantenimiento a las 20.000 horas o 2 
a 3 años es de 5 semanas. 
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X.5.6 ESTIMACION DE COSTOS 

Los costos directos e indirectos de construcción incluyen todos los costos 
de inversión de la central completa lista para operación, incluyendo los 
costos de las facilidades para la descarga del carbón en sitio, facilida¬ 
des para el almacenamiento de carbón y su transporte a las carboneras, 
planta de refrigeración (agua del mar), equipos eléctricos, transformado¬ 
res principal y auxiliar, fundaciones, estructuras, grúas, transporte, cojs 
tos de ingeniería y administración, costos de terreno, intereses durante 
el período de construcción, montaje y puesta en servicio. 


No se incluyen los costos de las facilidades para descarga de carbón en el 
puerto de Montevideo, los derechos de aduana ni los costos de las líneas 
de transmisión. 


El flujo de caja durante la construcción y montaje puede estimarse como s_i 
gue: 


30% 



Se dan los costos de inversión en la Tabla X.5.1 y se muestran los costos 
anuales de producción y de kWh neto en la Tabla X.5.2. 








1 Tanque di apio de fnel oil Ii 3 ri 3 .no 

2 Filtros y calentadores de co mbi i stjELe 

3 Sala de calderas' 

4 Salas de mando 

5 Tolvas de car5on 

6 Sala de máquinas 

7 Su5 estación de 6 kV 

8 Transformadores principales 

9. Sub estación de intemperie de A S T S 

10 Su5 estación de intemperie de M f T, 

11 Balanzas de carbón 

12 Edificio de Adm'inistración 

13 Taller 

14 Planta de mezclado de carbón 

15 

16 Suministro de carbón de emergencia 

17 Parque de. carbón 

18 Planta de preparación de carbón 
19. Instalación de descarga de carbón 
20 

21 

22 

23 

24 

25 Cañería de eliminación ,de cenizas 

26 Toma de agua de refrigeración 

27 Sala de bombas de agua de refrigeración 

28 Cañería de agua de refrigeración 
29, Descarga de agua de refrigeración 
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Potencia nominal 

No. de unidades y tamaño 

Costos directos : 

Terreno y servidumbre 

Ingeniería civil, estructuras y mejoras 

Calderas y auxiliares 

Turbogenerador y auxiliares 

Equipamiento eléctrico 

Equipos de combustible 

manipulación y almacenamiento 

Equipos de cenizas 

manipulación y disposición 

Varios (grúas, almacenes, talleres, etc.) 

Costo Directo de Construcción 
(subtotal 1: C.D.C.) 

C.D.C. por KW instalado 


MW 150 300 

1 x 150 2 x 150 

10 3 Us$ 1500 1700 

2440Q 48000 

32100 63000 

21300 40500 

10500 20000 

4000 7000 

3000 2250 

2500 3000 

99300 185450 

Us$/KW 662 ' 618 














Potencia nominal 

No, de unidades y tamaño 

Costos indirectos : 

Dirección técnica, 5% de C.D.C. 
Subtotal 2 

Imprevistos, 8% de subtotal 2 
Subtotal 3 

Intereses durante la construcción 
8% sobre 6 años - 25.3% de subtotal 3 
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Costo Total de Construcción CC.T.C.) 
C.T.C. por KW instalado 


MW 


150 


300 


10 3 Us$ 


Us$/KW 










1 Ventilador de tipo aspirado 

2 Filtro electrostático 

3 Precalentador de aire Ljungstrom 

4 Ventilador de tipo forzado 

5 Generador de vapor 

6 Extractor de Polvo (Ciclón) 

8 Molino de carbón 

9 Ventilador del molino . 

11 Tolva de carbón 

12 Cinta tranportadora de carbón 

13 Desaereador 

14 Tanque de agua de alimentación 
'17 Bombas de alimentación 

20 Condensador principal 

21 Turbo alternador 

22 Moto generador 

j 

23 Subestación de 6 kV 

24 Reactores reactancias 
.25 Transformador regulador 

26 Ductos de agua de refrigeración 
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Potencia nominal 

No. de unidades y tamaño 

Horas de operación por año 

Generación bruta anual 
Generación neta anual (8% aux - . ) ' 

Costo directo de construcción (C.D.C.) 
Costo total de construcción (C.T.C.) 
Consumo específico, 100% carga 

Costos fijos : 

Servicios de capital (11.25% de C.T.C.) 
Sueldos anuales (76 y 88 hombres) 
Mantenimiento (40% de 3% de C.D.C.) 
Administración (.0.2% de C.D.C.) 

Total de costos fijos por año 
Costos fijos por KW instalado 



H 


> 

/•—s 

bd 


ir 

M 

V 

> 

X 

ro 

X 

— 

en 


JO 


MW 


150 



300 




1 x 150 



2 x 150 


Horas 

2000 

4000 

7000 

2000 

4000 

7000 

GWh 

300 

600 

1050 

600 

1200 

2100 


276 

552 ' 

966 

552 

1104 

1932 

10 ° üs$ 


99300 



185450 




141150 



263610 


gr/KWh 


325 



325 


10 3 Us$ 


15880 



29656 




517 



598 




1192 



2225 




199 



371 




17788 



32850 


Us$/KW 


118.6 



109.5 












COSTOS DE PRODUCCION TABLA 



Potencia nominal 

No. de unidades y tamaño 

Horas de operación por año 

Costos variables : 

Costo anual de combustible 
Costo de aceite lubricante (0.3 gr/KWh) 
Mantenimiento (60% de 3% de C.D;Cv) 
Costo varios (.3% de mantenimiento) 

Total de costos variables 

Total de costos anuales 

Costo por KWh generado 

Costo de combustible como porcentaje 

del costo total anual 


MW 


150 



300 




1 x 150 



2 x 150 


Horas 

2000 

4000 

7000 

2000 

4000 

7000 


10 3 Us$ 

10168 

20336 

35588 

20336 

40672 

71176 


178 

355 

622 

355 

711 

1244 



1787 



3338 




54 



100 



12187 

22532 

38051 

24129 

44821 

75858 


29975 

40320 

55839 

56979 

77671 

108708 

mills/KWh 

109 

73 

58 

103 

70 

56 

% 

33.9 

50.4 

63.7 

35.7 

52.4 

65.5 
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X.6 PLANTA GENERADORA ALIMENTADA CON CARBON/FUEL OIL PESADO 


X.6.1 CONVENIENCIA Y ADAPTABILIDAD AL TIPO DE CARGA 


La planta considerada aquí tiene una adaptabilidad similar a la central 
que se describe en la Sección X.4 y sus ventajas y desventajas correspon¬ 
den a las que se dan an la Sección X.3* 

El objetivo principal para seleccionar este tipo de central sería reducir 
la dependencia de un único tipo de combustible importado. Para el propósjL 
to del presente análisis se admitió un balance en el uso de carbón y fuel 
oil pesado de 50% cada uno. Así hay que contar con una importación de car_ 
bón alrededor de 200.000 toneladas por año, y se puede esperar una vida 
útil de 30 años. 


Los siguientes datos indican las características de comportamiento de una 
planta tipo t! dual l? (carbón/fuel-oil) con recalentamiento. 


Potencia nominal 

MW 

150 

300 

Unidades instaladas 

Nos. 

1 x 150 

2 x 150 

Potencia neta 

MW 

139 

279 

Condiciones de vapor 

presión 
temperatura 

temperatura (recalentamiento) 

bar 

°C 

162 

525 

525 


Temperatura de agua 
max. 

min. 

°C 

25 

12 


Combustible: poder calorífico 

carbón bituminoso * LHV 
(Pennsylvania, U.S.A.) 
fuel oil pesado, LHV 

kcal/kg 

7000 

9690 



9690 
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Consumo especifico 

100 % carga (MCR) bruto 
neto 

80% carga (MEL) neto 

20% carga (MSL) neto 

kcal/kWh 

2332 

2509 

2442 

2988 

Rendimiento térmico 100% carga 

% 

34,3 

Consumo específico de combustible 
100 % carga, carbón/fuel-oil 

20 % carga, carbón solo 

g/kWh 

279 

345 

Consumo de combustible 100% carga 

50% carbón 
50% fuel oil 

ton./año 

170625 

122850 

Consumo de aceite lubricante 

g/kWh 

0,275 

Gradiente variación de carga 
operación normal 

%/min. 

20 

Nivel de operación más 
económico (MER) ? 

% de plena carga 

80 

Nivel de operación min. 1 

técnico (MSL) 


20 

Personal 

hombres 

88 

Vida útil 

años 

30 

Período de amortización 


20 


X.6.2 LOCALIZACION 

Los requerimientos del sitio para ese tipo de instalación son iguales a 
los que necesita una planta que quema carbón. Las consideraciones más im¬ 
portantes se dan en la Sección X.5.2 . 


X.6.3 DISTRIBUCION FISICA DE LA CENTRAL 

La figura X.6.1 muestra una disposición general de una central accionada 
con dos unidades de 150 MW cada una aptas para quemar carbón y fuel oil pe_ 
sado. Se da una idea de los requerimientos de espacio, aunque es posible 
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otra disposición de algunos componentes principales. El área para almace¬ 
namiento del carbón provee una capacidad de reserva que corresponde a 30 
dias de operación con ese combustible a plena carga. 

X.6.4 PROGRAMA DE CONSTRUCCION 

El cronograma de construcción para este tipo de planta se puede considerar 
muy similar al que se presenta para una planta qie quema solamente carbón 
(Sección X.5.4) ! 


- período desde la carta de intención 
hasta la entrega en fábrica 

aprox. 

42 

meses 

- transporte al lugar de emplazamiento 

aprox. 

2 

meses 

- montaje y puesta en servicio industrial 

aprox. 

16 

meses 

Total 

aprox. 

60 

meses 


X.6.5 REQUERIMIENTOS DE MANTENIMIENTO 

\ i 

El programa de mantenimiento puede considerarse similar al-descripto en 
la Sección X.5.5 para una central de carbón. Sin embargo, la estimación 
para paradas forzadas puede ser reducida a 7 días por año (aprox. 170 hs.) 
en lugar de 14 días. 


X.6.6 ESTIMACION DE COSTOS 


Las bases para la estimación de costos y el flujo de caja durante la cons 
tracción y montaje son iguales a los que se dan en la Sección X.5.6 . 


Los costos de inversión se muestran en la Tabla X.6.1 , y los costos de 
producción anual y de kWh neto, en la Tabla X.6.2 . 


4 








































Potencia nominal 

No. de unidades y tamaño 

Costos directos : 

Terrenos y servidumbre 

Ingeniería civil 5 estructuras - y mejoras 
Calderas y auxiliares 
Turbogenerador y auxiliares _ 

Equipamiento eléctrico 

Equipos de combustible, 

manipulación y almacenamiento 

Equipos de cenizas, 

manipulación y disposición 

Varios (grúas, almacenes, talleres, etc.) 

Costo Directo de Construcción 
(subtotal 1: C.D.C.) 

C.D.C. por KW instalada 


MW 150 300 

1 x 150 2 x 150 

i 

10 3 Us$ . 1500 1700 

22800 45000 

32100 63000 

21300 41500 

10000 20000 

3500 6100 

3000 - 4000 

2500 3000 

96700 184300 

Us$/KW 645 614 
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Potencia nominal 

No. de unidades y tamaño 

Costos indirectos : 

Dirección técnica, 5% de C.D.C. 

Subtotal 2 . ■- - 

Imprevistos, 8% de subtotal 2 
Subtotal 3 

Intereses durante la construcción 
8 % sobre 6 años = 25.35% de subtotal 3 

Costo Total de Construcción (C.T.C.) 
C.T.C. por KW instalado 


MW 150 300 

1 x 150 2 x 150 

i 

4835 9215 

■ 101535 193515 

8125 15480 

109660 208995 

27800 52980 


137460 261975 

916 873 
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Potencia nominal 

No, de unidades y tamaño 

Horas de operación por año 

Generación bruta anual 
Generación neta anual (7% aux.) 

Costo directo de construcción (C.D.C.) 
Costo total de construcción (C.T.C.) 
Consumo específico, 100% carga 

Costos fijos : 

Servicio de capital (11.25% de C.T.C.) 
Sueldos anuales (88 y 95 hombres) 
Mantenimiento (40% de 4% de C.D.C.) 
Administración (0 3 2% de C.D.C.) 

Total de costos fijos por año 
Costos fijos por KW instalado 


V 


MW 


150 


300 




1 x 150 



2 x 150 


Horas 

2000 

4000 

7000 

2000 

4000 

7000 

GWh 

300 

600 

1050 

600 

1200 . 

2100 


279 

558 

976 

558 

1116 

1953 

10 3 Us$ 


96700 



184300 




137460 



261975 


gr/KWh 


279 



279 


10° Us$ 


15465 



29470 




598 



646 




1547 



2949 




193 



369 




17804 



33434 


Us$/KW 


118-7 



111.4 
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Potencia nominal 

No. de unidades y tamaño 

Horas de operación por año 

Costos variables: 

Costo anual de combustible*" 

Costo de aceite lubricante (.0.3 gr/KWh) 
Mantenimiento (80% de 4% de C.D.C.) 
Costos varios (3% de mantenimiento) 
Total de costos variables 


2 o 

3 o 
c co. 
> H 
t-* o 


_ TJ 

3 ° 

o 4 y 
_ G 
M o 



Total de costos anuales 

Costo por KWh generado 

Costo de combustible cómo' porcentaje 

del costo total anual 


MW 


150 


300 



1 x 150 



2 x 150 


Horas 

2000 4000 

7000 

2000 

4000 

7000 


10 3 Us$ 

9910 

19820 ' 

.34685 

19820 

39640 

69370 


163 

326 

570 

326 

652 

1141 



1854 



3534 




70 



132 



11997 

22070 

37179 

23812 

43958 

74177 


29801 

39874 

54983 

57246 

77392 

107611 

mills/KWh 

106.8 

71.4 

56.3 

102.6 

69.3 

55.1 


33.2 

49.7 

63.1 

34.6- 

51.2 

64.5 
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XI ESTABLECIMIENTO Y EVALUACION DE LOS PLANES DE EQUIPAMIENTO 

ALTERNATIVOS 

La primera fase del "Estudio del Equipamiento del Sistema Eléctrico Nacional 
Hasta el Año 2000" tuvo como metas principales las siguientes: 

Determinar la necesidad o conveniencia de incrementar el respaldo térmico 
del sistema de generación interconectado dentro del mediano plazo, y en 
caso afirmativo, definir las características de las unidades más adecua¬ 
das . 

Determinar la conveniencia de modificar el plan de toma existente de Sal¬ 
to Grande con el propósito de adelantar el número de máquinas asignadas 
al sistema uruguayo dentro del mediano plazo» 

' Para llegar a conclusiones con respecto a dichos puntos, se establecieron 
planes alternativos de equipamiento que se evaluaron en términos de su apti¬ 
tud para cubrir la demanda futura y de los costos de inversión y de operación 
correspondientes. 


XI.1 METODOLOGIA GENERAL 

Con la entrada en servicio industrial de la nueva planta hidroeléctrica de 
Palmar, y la asignación de unidades adicionales de Salto Grande de acuerdo 
con el plan de toma vigente, la potencia instalada total del sistema inter¬ 
conectado cubrirá las demandas máximas previstas durante el mediano plazo. 

Además, en épocas de grandes aportes en los ríos Negro y Uruguay, se puede 
prever que será posible suministrar toda la energía eléctrica requerida por 
medio de las centrales hidroeléctricas. 

Sin embargo, un análisis de la aptitud del sistema actual y en construcción 
para cubrir la demanda futura indica una carencia importante de energía fir_ 
me, debido a la irregularidad de los aportes en las centrales hidroeléctri¬ 
cas. La única forma de proveer esta energía dentro del mediano plazo es me¬ 
diante nuevas unidades térmicas. Los tipos y tamaños alternativos de unida¬ 
des térmicas que se consideraron como de posible instalación dentro de este 
período, están incluidos en el catálogo de plantas térmicas (Capítulo X). < 

Para estudiar la conveniencia de instalar nuevas plantas térmicas y/o ade¬ 
lantar el plan de toma de unidades de Salto Grande dentro del mediano plazo, 
se definió un período de inversión que alcanza hasta el año 1989 y un perío_ 
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do de análisis económico de 50 años. Se construyeron en total 8 planes de 
equipamiento alternativos constituidos por varias combinaciones de plantas 
térmicas, que se evaluaron con y sin el adelanto de una máquina de Salto 
Grande. Para obtener una base válida d© comparación se trató de llegar al 
fin del período de inversión con una potencia instalada igual para todos 
los planes alternativos. 

En términos económicos, la selección del plan de equipamiento más adecuado 
significa la minimización de la suma de los costos de inversión y de opera¬ 
ción. Para estimar los costos de combustible que corresponderían a una com¬ 
binación de un sistema de generación propuesto y la demanda a ser satisfecha, 
se utilizó el programa de simulación SIMSU que se describe en el Capítulo 
VII. A fin de determinar el despacho más económico de las plantas térmicas, 
para las corridas de este programa se consideraron los precios financieros 
de combustible. 

Los resultados de los estudios hidrológicos que se detallan en el Capítulo 
VI indican que las series de aportes históricos en los ríos Negro y Uruguay 
son representativas de las condiciones a largo plazo. En consecuencia, se 
consideró razonable estimar los costos de combustibles en base a una simula¬ 
ción del desempeño de los diversos sistemas de generación propuestos sobre 
los 70 años de datos hidrológicos disponibles. Para determinar el costo de 
combustible a utilizar en la evaluación económica de los planes alternativos 

¡ i 

se tomó el consumo medio anual durante dicho período de simulación. 

La seguridad del suministro de la demanda en términos de la disponibilidad 
de la energía firme es una función de la potencia térmica instalada. Para 
comparar los planes de equipamiento alternativos fue necesario cuantificar 
este grado de seguridad, debido a las diferencias entre los períodos de cons^ 
trucción de las distintas plantas y la necesidad de investigar los tamaños 
más adecuados a instalar. El parámetro empleado para este propósito fue una 

medida de la energía no suministrada durante el período de simulación, expre_ 

i. 

sado en GWh. 

La selección de la potencia óptima a instalar depende rio sólo de la cantidad 
de energía firme requerida sino también de la manera en que se puede modifi¬ 
car la política de operación del sistema hidro-térmico. Por ejemplo, mante¬ 
niendo la misma probabilidad de falla de suministro de energía, la disponibi_ 
lidad de potencia térmica adicional permite un aprovechamiento más Intensivo 


¡ 
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de la energía hidroeléctrica. En términos del sistema actual, ésto significa 
que con más potencia de respaldo térmico se puede disminuir el volumen de 
agua que es necesario almacenar en el embalse de Rincón del Bonete para evi¬ 
tar un estado de colapso en el futuro si se presenta una sequía. Como conse¬ 
cuencia 5 se puede aprovechar más los aportes altos y reducir el volumen de 
vertimiento 9 permitiendo así una reducción de la generación térmica y de eos 
to total de generación. A fin de cuantificar estos beneficios, para cada com 
binación evaluada del sistema y de la demanda, se efectuó una optimización 
de la cota de cambio empleada en el modelo de simulación con el objeto de mi 
nimizar los costos de combustible que corresponden a un grado de seguridad 
definido. ■; 

i 

La evaluación económica de los planes alternativos de equipamiento se basó 
en su valor presente, tomando en cuenta los costos de inversión, los costos 
de mantenimiento y los costos de combustible. El análisis se efectuó en for¬ 
ma incremental, con respecto a un caso de referencia constituido por el 
desempeño del sistema sin adición de ninguna planta térmica nueva , y sin 

un cambio del plan de toma de Salto Grande vigente. Se calcularon los va_ 
lores presentes por medio del programa VALEX del Consultor, y se estudió la 
- sensibilidad de los resultados en función de los parámetros económicos si¬ 
guientes: un valor unitario de los excesos de energía hidráulica, la tasa de 
descuento, la tasa de incremento de costos de combustibles, el precio sombra 
de moneda extranjera. Los costos de combustible se consideraron con precios 
económicos, es decir, los precios netos sin los impuestos del Estado, para 
mantener la relación real entre los costos de inversión y los costos de opera^ 
cion. 

Debido a las dificultades que se presentan en la estimación de los costos so¬ 
cio-económicos de una falla en el suministro de energía eléctrica, los resul¬ 
tados de la evaluación de los valores presentes se muestran en función de un 
valor de penalización. 


;• 
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XI.2 ESTABLECIMIENTO Y COMPOSICION DE LOS PLANES ALTERNATIVOS 

Se establecieron ocho planes básicos para cubrir la demanda prevista hasta 
el año 1989 empleando nuevas unidades térmicas. Cada uno de dichos planes se 
estudió con dos variantes: la primera con el plan de toma de Salto Grande 
vigente, y la otra con un plan de toma modificado que implicaría el adelanto 
de una máquina. 

El establecimiento de las adiciones al sistema tuvo como objetivo principal 
el cubrimiento de la demanda en todos los años del período de simulación. 

Sin embargo, por diferencias en los períodos de construcción de los tipos de 
plantas consideradas, no siempre pudo ser satisfecho este criterio. Como a 
priori no es posible estimar con precisión el desempeño del sistema en los 
años posteriores, con adición de las nuevas unidades de generación, se modi¬ 
ficaron los planes iniciales a base de los resultados de las corridas del 
programa SIMSU efectuadas. 

A continuación se describen brevemente los planes de equipamiento finalmente 
considerados, todos los cuales preven un programa de renovación en la cen¬ 
tral Dr. Gabriel Terra que causaría una reducción de la potencia media de la 
misma a 96 MW en los años 1983 y 1984. 

PLAN 0/A 

Este es el caso base, que incluye sólo las adiciones al sistema de genera¬ 
ción ya previstas. Es decir, el plan de toma de Salto Grande vigente y la 
entrada en 1982 de una unidad de turbina de gas (Portátil) con una potencia 
de 25 MW. La composición del sistema de generación en cada año se muestra en 
la Tabla XI. 1 (Plantas hidroeléctricas) y Tabla XI. 2 (Plantas térmicas). 

PLAN 1 

Este plan contempla la entrada en servicio industrial en el año 1984 de dos 
turbinas de gas (T.G.) con una potencia nominal de 60 MW (ISO) cada una 
(52 MW ambiente). En 1987 está prevista la adición de una nueva unidad de va. 
por de 60 MW (T.V.) para convertir las turbinas de gas en una planta de ci¬ 
clo combinado (C.C.), con una potencia total de 164 MW (ambiente). Las plan_ 
tas térmicas disponibles en cada año se muestran en la Tabla XI.3. 
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PLAN 2 

Este plan es similar al Plan 1, ya que se prevé la instalación de una planta 
del ciclo combinado de igual potencia. La diferencia, en este caso, radica 
en que entra la unidad de vapor en el año 1985. Las plantas térmicas en cada 
año se muestran en la Tabla XI.4. 

PLAN 3 

Este plan también se basa en un programa de plantas de ciclo combinado, pero 
de una potencia ambiente de 2 x 78 MW T.G. t 90 MW T.,V. = 246 MW C.C. 

En 1984 serían instaladas 2 x 78 MW T„G. y en 1988 el 1 x 90 T.V. La compo_ 
sición de la parte térmica del sistema de generación para cada año se mues¬ 
tra en la Tabla XI. 5. 

PLAN 4 

t 

Este plan considera- la alternativa de instalar una planta de vapor conveneÍ£ 
nal de ciclo simple (V.C.S.) con 150 MW de potencia. Debido a un período de 
construcción de 4 años sólo se puede considerar la entrada en operación in¬ 
dustrial de una unidad de este tipo en el año 1985, como se muestra en la 
Tabla XI. 6. 

PLAN 5 

Este plan prevé la entrada de las unidades adicionales en el año 1984 
ma de 2 x 78 MW T.G.. La disponibilidad de plantas térmicas para este 
aparece en la Tabla XI. 7. 

PLAN 6 

En este plan se considera la entrada de 246 MW dé potencia (ambiente) 
proveniente de una planta de ciclo combinado (2 x 78 T.G. + 90 T.V.). 
en cuenta la entrada en servicio industrial de las turbinas de gas en 
1984. Las máquinas térmicas disponibles se indican en la Tabla XI.8. 

PLAN 7 

En este plan se considera la entrada en 1986 de una unidad de vapor con re¬ 
calentamiento y alimentada por carbón. La capacidad instalada es de 150 MW. 
La composición térmica se muestra en la Tabla XI.9. 


en for 
plan 


en 1985 
Se toma 
el año 
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PLAN 8 

Este plan es idéntico al Plan 7, con la excepción que la planta de vapor con 
recalentamiento será alimentada por dos combustibles: fuel oil pesado y car¬ 
bón, Las unidades térmicas disponibles se indican en la Tabla XI.10. 

Para la denominación de los planes mencionados, se agrega al número corres¬ 
pondiente a cada uno la letra A cuando el mismo se considera en combinación 
con el plan de toma de Salto Grande vigente, y la letra B cuando se le consi^ 
dera junto con el plan de toma modificado. El plan de toma modificado (0/B) 
prevé la asignación de un turbogenerador adicional en el año 1985, y el núme 
ro de máquinas correspondientes a Uruguay como se muestra en la tabla si¬ 
guiente: 

NUMERO DE MAQUINAS URUGUAYAS EN SALTO GRANDE 



PLAN O/A 

PLAN 0/B 

Año 

Plan vigente 

.Plan modificado 

1980 

0,67 

0,67 

1981 

■1,5 

1,5 

* 1982 

2,0 

2,0 

1 

1983 

2,0 

2,0 

1984 

2,0 

2,0 

1985 

2,0 

3,0 

1986 

3,0 

4,0 

1987 

3,0 

4,0 

1988 

. 3,0 ¡ 

4,0 

1989 

4,0 

4,0 

1990 

4,0 

4,0 


Se muestran las unidades hidroeléctricas que corresponden a los planes B 
en la Tabla XI.11. 
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APLICACION Y CORRIDAS DEL PROGRAMA DE SIMULACION SIMSU 


El programa SIMSU fue corrido para todas las combinaciones de las demandas 
previstas entre los años 1980 y 1989 con cada configuración del sistema de 
generación que resulta de los planes alternativos de equipamiento. 


XI.3.1 DATOS DE ENTRADA 

La demanda anual prevista se dividió en cuatro estaciones, y como lo requie¬ 
re el método de Jacoby (ver Capitulo VII), se definieron los parámetros si¬ 
guientes: potencia de base, potencia de pico y energía. Estos valores corros 
ponden al pronóstico de la demanda para el mediano plazo que se expone en la 
Sección VIII.2.5. Se estudió la bondad del ajuste de las curvas integrales 
históricas del sistema uruguayo con las que resultan de la representación de 
Jacoby y se aumentaron los valores de la potencia de base para obtener una 
correspondencia más adecuada (Fig. XI. 1). 

Para efectuar el despacho de carga dentro del programa SIMSU se utilizaron 
los costos financieros de los combustibles, y para las nuevas plantas de va¬ 
por se consideró un nivel de operación a mínimo técnico que corresponde al 
20% de la potencia instalada. Los datos usados se indican en la Tabla XI. 12. 

En consideración a los requerimientos del sistema de transmisión se fijó el • 
mínimo térmico en 50 MW hasta el año 1982, dado que está prevista la entrada 
en servicio de una segunda línea de 500 kV entre San Javier y Palmar recién 
en el año 1983. 


XI.3.2 AJUSTE DE LA COTA DE CAMBIO 

Con una combinación 'dada de la demanda a ser suministrada y las unidades de 
generación disponibles, el desempeño del sistema en términos de la seguridad 
y los costos de combustible es una función de la política de operación em¬ 
pleada, o sea de la cota de cambio de régimen. Como consecuencia de la polí¬ 
tica de operación aplicada, también se puede notar que hay una dependencia 
fuerte entre la demanda y la potencia y energía garantizada del sistema hi- 
dro-térmico. 

Para comparar los planes alternativos en una forma consistente, se eligió un 
citerio de seguridad mínimo a ser satisfecho por cada combinación. Ese cri- 
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terlo se expreso en términos de las restricciones aplicadas dentro del perla 
do de simulación tanto en el número de meses totales como en el número de me 
ses consecutivos. Así se seleccionó la cota de cambio mas baja, la cual re¬ 
sultó en restricciones de no más de tres meses consecutivos y restricciones 
en no más de cuatro años en total. 

Se estudió el desempeño del sistema para cada combinación en un rango de co¬ 
tas de cambio que se varió tomando en cuenta los resultados de las corridas 
anteriores. Las cotas extremas a estudiar se fijaron en 78 m como máxima y 
en 73 como mínima, con un intervalo de 1 m. Debido a dicho intervalo entre 
las cotas evaluadas, no siempre ,fue posible satisfacer el criterio de segur! 
dad elegido con exactitud, por lo que se aplicó un grado de flexibilidad en 
la selección de la cota apropiada, como indican las Tablas XI.13 hasta XI.30. 

' En otros casos, por ejemplo los casos base, el sistema no pudo llegar al gra^ 
do de seguridad requerido por falta de un respaldo térmico adecuado. 

Para las corridas de los casos base se asumió la cota de restricciones en 
72 m, mientras en los otros casos se impusieron las restricciones cuando el 
nivel del lago Rincón del Bonete baja de la cota de 71 m. Una restricción con 
siste en una reducción de 10% en términos de energía y de 13% de la potencia 
máxima. No se imponen restricciones en los meses de diciembre, enero, o fehre 
ro. 

XI.3.3 RESULTADOS 

Los resultados de las corridas del programa SIMSU, correspondientes a los pía 
nes alternativos de equipamiento, se indican en las Tablas XI. 13 - XI. 30. 

A continuación se definen los parámetros empleados; 

Cota de cambio: la cota crítica en el embalse de Rincón del Bonete, la 

(m) cual determina el régimen de operación del sistema hi- 

dro-térmicoc Por arriba de la misma régimen hidráulico; 
por debajo régimen térmico (la cota de cambio se mantie^ 
ne constante durante todo el año) 

Volumen de cambio: el volümen de agua almacenada en el, embalse de Rincón 

3 

(km ) del Bonete que corresponde a la cota de cambio 

Energía hidroeléc- ¡ 

trica promedio anual: la energía hidroeléctrica medio anual despachada 
(GWh) 
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Energía térmica 
promedio anual: 
(GWh) 

Exceso de energía: 


Restricciones: 

cota: 

(m) 

n° total: 

(-) 

n° años: 

(-) 

max/año: 

(-) 

Cota mínima: 

(m) 

Déficit de energía: 

% máx.: 

promed.anual: 

Res. mín./Dif. pot. 
térm: 

(MW) 

Costo de comb. 

promedio anual: 

(U$S x lo 6 ) 


la energía térmica media anual despachada 

la energía hidroeléctrica media anual que se puede ge¬ 
nerar pero no ubicar en la curva integral de energía, 
considerada en forma separada en términos del sistema 
hidroeléctrico del Río Negro y de la central de Salto 
Grande 


la cota en el embalse de Rincón- del Bonete por debajo 
de la cual se imponen restricciones 

el número total de meses en el período de simulación 
cuando se imponen las restricciones 

el número de años en el período de simulación en los 
cuales se imponen las restricciones 

el número máximo de restricciones que se imponen en un 
año 

\ 

la cota mínima registrada en el embalse de Rincón del 
Bonete 


déficit máximo en un mes del período de simulación, ex_ 
presada como porcentaje de la demanda mensual 

déficit promedio anual en GWh y en GWh ponderado (ver 
Sección VII., 2.3.4) 

la potencia mínima de reserva, o el déficit máximo de 
potencia térmica en el período de simulación (ver 
Sección VII- 2.3,4) 

el costo de combustible promedio anual sobre el período 
de simulación y en los años extremos. Precios financie¬ 
ros del l°/l/80. 
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Costo neto de 
operación 
promedio anual: 

(U$S x 10°) 

Código de la corrida: 


la suma de los costos promedio anuales de combustible 
y del déficit ponderado, menos el valor de los excesos 
de energía (ver Sección VII. 2.3.5) 


código de la corrida del programa SIMSU 
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XI.4 PARAMETROS ECONOMICOS 

XI.4.1 CONVERSION DE MONEDA EXTRANJERA 

XI.4.1.1 TIPO DE CAMBIO EMPLEADO 

Todos los costos evaluados por el programa VALEX están expresados en una 
sola unidad monetaria 5 el dolar americano (U$S) 5 debido a que la mayoría de 
los bienes internacionales se cotizan en dicha moneda. 

El tipo de cambio a fines de 1979 era de N$ uruguayos 8,47, por dólar. 

XI.4.1.2 PRECIO SOMBRA DE MONEDA EXTRANJERA 

Como la divisa extranjera es un bien escaso 5 en economía es común ponderar 
las erogaciones en moneda extranjera aplicándoles un factor adecuado que re_ 
presenta la escasez de dicho bien en relación con otros. Este factor se lla_ 
ma precio social (precio sombra) de la divisa. 

Existen varios métodos para estimar el precio' social!de la divisa. El método 
aplicado a la economía uruguaya, en 1976 parece muy razonable, porque toma 
en cuenta a la vez los gastos reales de dividas correspondientes a la impoiq 
tación de bienes y los ingresos reales resultantes de las exportaciones. La 
fórmula empleada para lá evaluación del precio social es la siguiente: 

P - 1/2 (i + Recargos + Impuestos de importación ^ 

S D Importaciones 

+ (1 _ Detracciones - Reintegros ) p 
Exportaciones D 

donde: 

P = precio social de la divisa 

S D 

P 

D = precio de la divisa = tipo de cambio 


Prof. D.Díaz Terrado. "Estimación de algunos precios sociales para Uruguay" 
Montevideo, SEPLACODI/CEÍREDE. 1976 
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Aplicando las cifras más recientes disponibles (enero/junio 1979) se obtiene 
para el factor de sombra de moneda extranjera un valor de 1,12. 


XI.4.2 TASA DE DESCUENTO 

Las inversiones en el sector eléctrico no tienen lugar todas en el mismo año, 
sino a lo largo del período de planeamiento. Con el fin de hacer comparables 
los costos relacionados con estas inversiones, hay que emplear métodos ade¬ 
cuados de transformación. 

Primero, los costos considerados tienen que referirse todos a una fecha bási 
ca común. En el presente estudio, el 31 de diciembre de 1979 fue elegido co¬ 
mo fecha de referencia (fecha básica). Los costos correspondientes a cada 
año del período de análisis se refieren al fin de dicho año y están expresa¬ 
das en precios al 31/12/79, 

Un costo registrado en algún año diferente del año base no tiene el mismo va_ 
lor que el mismo costo en el año base. Para actualizarlo a dicho año base 
hay que aplicar una tasa de descuento adecuada, con lo cual se obtiene el co_ 
rrespondiente valor presente. 

La tasa de descuento de una economía nacional tiene que reflejar el costo 

marginal del capital o, en otras palabras, la tasa real de retorno de las in. 

1 

versiones en esta economía. En el año 1976 se estimó esta tasa en el 12%. 

Aún cuando la economía uruguaya está en un proceso de crecimiento continuo, 

las tasas de cremiento son moderadas. Para la estimación de la tasa social 

de descuento, fue empleado.un punto de vista ligeramente más conservador, su 

poniendo 10% para el caso base, correspondiente a la estimación de Harberger/ 
2 

Wisecarver . Para el análisis de sensibilidad se emplearon las tasas de 8% 
y 12% 


1 D.Díaz Terrado (citado anteriormente) 

2 A.Harberger y Wisecarver: "Private and Social Rates of Return to Capital 

in Uruguay n (citado en 1) 
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COSTOS DE INVERSION, OPERACION Y MANTENIMIENTO 

La Tabla que figura más; abajo muestra los costos de inversión, operación y 
mantenimiento anual (0 t M) para los tipos de unidades que se tomaron en con 
sideración en los planes alternativos de equipamiento- Están considerados co_ 
mo costos económicos, excluyendo impuestos internos, en valores vigentes a 
fines de 1979. Se incluye el interés durante la construcción, porque se pue¬ 
de considerar que los proyectos serán financiados por fuentes internaciona¬ 
les, y en consecuencia el interés durante la construcción representa un gas¬ 
to real de recursos económicos. 


Unidad Período de 

Potencia (MW) Construcc, 

Combustible 

(años) 

Vida 

¿útil 

(años) 

Costos de 

Total (1) 

3 

U$S x 10 

inversión 

Moneda local 

% d@(l) 

Costo 

0 + M 

% d<§( 1) : 

Factor 

de Dis- 

ponib» 

•• (i) 

Turbinas de gas 



l 



2 x 52 MW (60 MW nom.) 1,50 

Fuel oil especial 

. 20 

52270 

10 

1,20 

0,85 

Turbinas de gas 

2 x 78 MW (90 MW nom.) 1,50 

Fuel oil especial 

Ciclo combinado 

20 

61260 

10 

1,20 

0,85 

2 x 52 + 1 x 60 MW 3,00 

Fuel oil especial 

20 

72540 , 

10 

2,60 

0,85 

Ciclo combinado 

2 x 78 t 1 x 90 MW 3,00 

Fuel oil especial 

20 

102110 

10 

2,60 

0,85 

Vapor (ciclo simple) 

150 MW 4,00 

Fuel oil pesado 

30 

96000 

35 

2,60 

0,95 

Vapor (recalentamiento) 4,50 
Fuel oil pesado 

30 

117830 

20 1 

2,10 

0,95 


Asumiendo 2000 horas de operación por año. 







Unidad Periodo dé Vida Costos de inversión Costo Factor 

Potencia (MW), Construcc. útil Total (1). Moneda local 0 + M de Dis- 

Combustible ponib. 


(anos) 

(años) 

U$S x 10 

% de(l) 

% de(1) 

(%) 

Vapor (recalentamiento) 

150 MW 5 

Carbón 

30 

141150 

20 

2,80 

0,95 

Vapor (recalentamiento)' 

150 MW ' 5 

Carbón/fuel oil pesado 

30 

137460 

20 

3,20 

0,95 


Para la línea de transmisión de Punta Pedregal a la Sub-estación B en Monte- 

í ' 

video, que acompañará la primera instalación de una nueva planta térmica, se 
emplearon los siguientes'datos: 

6 

Costos de inversión: 3,0 U$S x 10 
Vida útil: 25 años 

Estos datos se refieren a una línea de unos 15 km a 150 kV y se incluye el 
costo del transformador principal. 

XI.4.4. COSTOS DE COMBUSTIBLE 

XI.4.4.1 PRECIOS ECONOMICOS DE COMBUSTIBLES 

El precio económico de un bien tiene que reflejar el valor de los recursos 
asignados por el país para la adquisición de dicho bien. Como los gastos 
aduaneros y los impuestos internos solo son transferencias de fondos dentro 
del país, es necesario restar de los precios financieros los referidos im¬ 
puestos que U.T.ET tiene que pagar directamente, y los gastos aduaneros, ob¬ 
teniéndose así los precios económicos. 

Según la información obtenida de A.N.C.A.P., él precio medio c.i.f. Montevi¬ 
deo del petróleo crudo es de U$S 30,44 por barril o U$S 223,4 por tonelada. 
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A.N.C.A.P. paga además U$S 2,96 por barril en concepto de gastos aduaneros 
e impuestos internos 5 los cuales están incluidos en los precios de venta de 
los productos derivados;. Los precios de los derivados fueron reducidos en ton 
ces (en proporción a las cifras indicadas) a los fines del presente estudio. 

El precio económico del carbón se compone de U$S 46/t (precio F.O.B. Pennsyl 
vania) y U$S 25,0/t flete. 1 

Los precios económicos de los combustibles empleados para la evaluación de 
los planes alternativos de equipamiento son los siguientes, calculados en 
base de los costos financieros fijados por A.N.C.A.P., y una estimación de 
los impuestos correspondientes. Para obtener el costo financiero de carbón 
se asumió un aumento porcentual ; sobre el costo económico igual al del fuel 


oil pesado. 



T Costo 

1 Costo 



Financiero 

s Económico 


Fuel oil pesado 

137,7 

104,1 

u$s/t 

Fuel oil especial 

196,7 

156,3 

U$S/t 

Gas natural 

338,8 

200,8 

u$s/t 

Gas oil 

490,3 

! 

294,4. 

U$S/t 

Carbón 

94,0 

71,0 

u$s/t 


XI.4.4.2 COSTOS DE COMBUSTIBLES CORRESPONDIENTES A LOS PLANES 

ALTERNATIVOS 

i i 

!' I- r ‘i 

Para cada planta térmica, el costo,de combustible por-kWh generado se calcu¬ 
ló multiplicando el costo económico del combustible usado por el consumo es¬ 
pecífico de la unidad. 

Entre los resultados detallados por el programa SIMSU figura, para cada com¬ 
binación de sistema de generación y 1 demanda, el factor de planta medio anual 
de cada planta térmica, que se convierte a la correspondiente energía (kWh) 
media anual. En el caso de una planta de vapor, se hizo uh ajuste en consi¬ 
deración de los costos más altos asignados a la capacidad mínima térmica. 

En base al consumo específico y a los kWh medios arcuales generados durante 
el período de simulación, se obtuvieron los costos r de combustible por planta 
térmica, para cada demanda anual y papa cada plan alternativo de equipamien- 








XI -16 


to. 

Para el plan O/A (sistema actual con ampliaciones ya resueltas, combinado con 
el plan de toma vigente de Salto Grande) se calcularon los siguientes costos 

5 

totales de combustibles, expresados en U$S x 10 . 


Año 


1980 

1981 

1982 

1983 

1984 

1985 
198 6 ; 
1987; 

1988 

1989 ; 


Costos de combustible 
U$S x 10 6 

46.5 

44.8 

28.6 

32.3 
37,6 
41,2 

32.9 

35.9 

39.4 

33.9 


Como la evaluación económica de los planes alternativos de equipamiento se 
basó en un análisis incrementa!, los costos de combustibles empleados en el ’ 
programa VALEX están expresados en importes adicionales (positivos o negati- 

5 

vos) con respecto al caso base O/A. 

XI.4.4.3 TASA DE INCREMENTO DE LOS COSTOS DE COMBUSTIBLES 

El mercado mundial de los combustibles ha experimentado, como es notorio, muy 
significativos crecimientos en sus precios a partir del año 1973, como conse¬ 
cuencia de la crisis internacional de petróleo» Todos los precios de combusti^ 
bles han seguido la evolución del precio del petróleo. 

Como los recursos de combustibles son limitados, se puede admitir que se man¬ 
tendrá la tendencia de aquellos precios de crecer más que los de otros bienes, 
por ejemplo bienes de inversión. 

En Uruguay, los precios de bienes de capital importados crecieron con una ta- 
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sa media de 15,5% anual durante el período de enero 1975 hasta junio 1979, 
mientras que el precio mundial del petróleo crudo subió a razón de 21% anual 
en el mismo período. ; 

Se consideró razonable prever como tasa de crecimiento futuro del precio del 
petróleo crudo un valor de 5,5% anual. Suponiendo que los precios de los de¬ 
rivados y sustitutos a largo plazo van a seguir el del crudo, la misma tasa 
se aplicó a los costos de los diversos combustibles considerados. Para el 
análisis de sensibilidad de los valores presentes, también se calcularon los 
valores para tasas de incremento de los costos de combustibles de 0% y 8% . 
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XI.5 evaluacion.de los planes alternativos 

La evaluación económica; de' los planes alternativos de equipamiento se realizo 
por medio del programa YALEX del Consultor. 

XI.5.1 EL MODELO DE COMPUTACION "VALEX"■ 

XI.5.1.1 OBJETIVO 

El programa VALEX permite llevar a cabo los siguientes cálculos para el análi_ 
sis de planes de expansión de un, sistema de energía eléctrica: 

cálculo del flujo total de caja para inversión 3 operación y mantenimiento 
de las centrales s y del sistema de transmisión 

cálculo del valor presente de todos los costos para varias combinaciones 
de parámetros económicos 

i i. 

El programa también puede'ser utilizado para calcular el costo total anual de 
instalaciones individuales * o de grupos de instalaciones. 

XI.5.1.2 METODOLOGIA GENERAL 

- El programa admite como información de entrada un catálogo de: 

i. 

centrales hidroeléctricas 

, i • 

centrales térmicas 

instalaciones de transmisión (líneas y subestaciones) 

s i 

Para cada ítem del catálogo;están especificados: 

costos de inversión durante cada año del período de construcción 
vida útil 

- costo anual fijo de operación y mantenimiento (0 + M) 

Mediante la selección de ítems del catálogo y especificando: 

- primer año de oepración de cada central o instalación 

- último año de operación (año de retiro) de cada central o instalación 

costos de operación del sistema en cada año■del período de expansión 

se formula un plan de expansión. 






Las plantas.cuya operación parcial empieza antes de la finalización de su 
período de construcción pueden ser simuladas como un conjunto de distintas 
plantas que entran en operación en distintos años con costos de capital y de 
operación y mantenimiento diferentes* 

El período total de análisis del flujo de caja consta de dos períodos: 

- el período de expansión (planeamiento), durante el cual.son considerados 
los costos de inversión 9 reinversión 5 0 + M y operación del sistema 

el período posterior, durante el cual solamente son considerados costos 
de reinversión, junto con costos de 0 + M y operación del sistema iguala- 
dos a los valores correspondientes del último año del período de expansión. 
Los valores remanentes son asignados al final del período posterior. 

El programa establece el flujo total de caja para el período de análisis y 
calcula el valor presente de todos los costos, a un año de referencia dado, 
para combinaciones de los siguientes parámetros económicos: 

- tasa de deseuinf© 

tasa de incremento de los costos de operación del sistema 
factor de sombra para moneda extranjera 

También puede ser calculado para cada combinación de parámetros el costo to¬ 
tal anual equivalente para el periodo que va desde el año de referencia hasta 
el final del período posterior. 

El cronograma ha sido ideado para permitir la formulación y análisis de cual¬ 
quier cantidad de planes de expansión. 


XI.5.1.3 APLICACION DEL PROGRAMA VALEX 

Para la evaluación económica de los planes alternativos de equipamiento se hi 
cieron corridas del programa VALEX con los datos de entrada correspondientes. 
El período de planeamiento fue de 10 años (1980 - 1989) y el período de análi_ 
sis fue de 50 años. 

Se tomaron en cuenta para cada plan alternativo, los costos de capital para 
cada año de construcción de las plantas nuevas divididos en moneda local y ex_ 
tranjera, los costos de mantenimiento de dichas plantas en moneda local, su 
vida útil, los costos increméntales de operación del sistema total con respec_ 
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to al caso base* en moneda extranjera^ y los. costos sociales de los déficits 
a diferentes tarifas en U$S mils/kWh» Todos los costos, en moneda local y ex 
tranjera, fueron expresados en millones de U$S C 

Los costos de operación del sistema en cada año del período de expansión, 
fueron entrados como la suma de: 

los costos increméntales de combustible del sistema total con respecto al 
caso base (O/A), 

los costos socio-económicos de los déficits de energía suministrada con 
respecto a la demanda» Estos déficits se calcularon en base a los resulta 
dos del programa SIMSU como el promedio anual sobre el período de simula¬ 
ción, expresado en GWh ponderado» 

y menos 

- un valor de los excesos de energía hidráulica, tomando precios unitarios 
de venta de 0,15 o 30 U$S mils/kWh. 

A fin de presentar los resultados en función del valor de penalización que 
debe asignarse a la demanda no suministrada, se hicieron dos corridas del 
programa VALEX para cada plan. Para la primera corrida se atribuyo un valor 
nulo al déficit ponderado, y para la segunda se le asignó un valor de 
400 U$S mils/kWh. 

La salida del programa indica los valores actualizados para cada combinación 
de los parámetros económicos de tasa de descuento, factor de sombra para mo¬ 
neda extranjera y la tasa de incremento anual de los costos de combustible. 

XI.5.2 LOS RESULTADOS 

Para presentar los resultados en una forma objetiva se eligió una tasa de des_ 
cuento de 10% y un factor de sombra para la moneda extránjera de 1.12. Se con 
sideró que el parámetro económico más crítico es la tasa de incremento anual 
neto de los costos de combustible (teec) y así se muestran las cifras que co¬ 
rresponden a los valores de 0%, 5,5%, y 8,0%. 

En las tablas XI.31 - XI.33 se presentan los valores presentes de todos los 
planes estudiados, con costos de peñalizacion de déficit de 0 y 400 U$S mils/ 
kWh y con las tarifas de venta para los excesos de energía de 0,15 y 30 mils/ 
kWh. 
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tos resultados están representados gráficamente en las Figuras XI.2 a XI.7 
para un valor del parámtetro "tecc" igual a 5,5%. 

Estas figuran facilitan la comparación de los planes alternativos entre si 
y en relación a los casos base. Se puede notar que estos últimos valores 
cambian también para cada combinación de los precios unitarios que se asig¬ 
nan a los excesos de energía. El gradiente de la línea correspondiente a ca 
da plan indica el nivel de seguridad asociada, en términos de la probabili¬ 
dad de déficits de energía. 
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XI.6 COMPARACION DE LOS PLANES ALTERNATIVOS 

XI.6.1 OBSERVACIONES GENERALES 

Las corridas del programa de simulación efectuadas para los años 1980 hasta 
1989 (Sección XI.3.3) muestran que una nueva planta térmica trabajaría con 
un factor de planta medio anual entre 0,20 y 0, 25, o en caso de que la uni¬ 
dad adicional tuviera un costo de operación menor que el de una planta exis¬ 
tente, esta última sería la que operaría con un bajo factor de planta. Es de_ 
cir que, la nueva planta representaría un respaldo de energía firme que sólo 
sería puesto en servicio cuando hubiera escasez de energía hidráulica, cir¬ 
cunstancia ésta en que en realidad tendría que operar con un factor de planta 
alto. También se puede notar que en la entrada en servicio industrial de la 
central de Palmar y los'turbogeneradores adicionales en Salto Grande, en años 
de caudales favorables será posible suministrar un gran porcentaje de la de¬ 
manda de electricidad con energía hidráulica. (Inclusive, en algunos años de 
la serie histórica no aparece la necesidad teórica de operar ninguna planta 
térmica). 


XI.6.2 ADICIONES DE UNIDADES TERMICAS SIN CAMBIO DEL - PLAN DE TOMA DE 

*: SALTO GRANDE 


Para los propósitos de la siguiente comparación, se emplean los valores pre¬ 
sentes obtenidos para los planes alternativos con una tasa de incremento 
anual de los costos de combustible (tecc) de 5,5%, un valor unitario de exc<s 
so de energía (v) de 15 mils/kWh y un costo socio-económico de déficit de 
energía (d) de 80 mils/kWh. Se considera esta combinación de parámetros como 
la más representativa , y se muestran a .continuación los valores actualizados 
para cada, plan de la serie "A' 1 : . 

. 6 

Valor Presente* U$S x 10 : 

117,3 

80,6 

69.9 

86,7 
94,2 

162,0 

84.9 
117,0 

123,7 


Plan: 

0 

1 

2 

3 

4 

5 

6 

7 

8 


Puede notarse una diferencia de 81,4 millones de dólares entre los planes de 
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. i 

menor y mayor costos actualizados. El Plan 2/A tiene un valor presente de los 

6 

costos increméntales igual a U$S 69,9 x 10 , mientras el Plan 5/A resulta en 

0 

un costo de U$S 162,0 x 10 . Los! valores anteriores son increméntales, toman 
do como referencia aquellos del Plan 0/A con los siguientes parámetros: 
tecc = 5,5%, v = 15 mils/kWh, y d = 0 mils/kWh ? 

Los planes con el valor presente más bajo se componen de plantas de ciclo com 
binado, mientras los planes más costosos utilizan plantas de vapor con reca¬ 
lentamiento y, en el caso del Plan 5, turbinas de gas de 90 MW potencia nomi 
nal sin una unidad de vapor con calderas que usen el calor residual. 

Los Planes 7 y 8 prevén la instalación de plantas de vapor alimentadas por 
carbón en forma total o parcial, combustible cuya finalidad principal sería 
<la de disminuir la dependencia estratégica del petróleo. Sin embargo, las in¬ 
versiones necesarias para la manipulación de este combustible son bastante al_ 
tas , reflejándose en los i valores actualizados.LTambién hay que considerar 
los costos adicionales resultantes de las necesarias instalaciones y transpor_ 
tes marítimos. : \ 

Para obtener un retorno de? inversión adecuado con estas'plantas, se requeri¬ 
ría un factor de utilización alto. Sin embargo, se puede concluir que a media^ 
no plazo el sistema de generación no requiere una planta de vapor con recalen_ 
tamiento para trabajar en la base de la curva de L carga, y como consecuencia, 
que no se justificaría incurrir en altos costos de inversión para minimizar 
los costos de combustible por kWh generado. 

Así, la unidad de vapor más competitiva con las plantas que utilizan turbinas 
de gas es la del tipo de ciclo simple. El Plan 4 prevé la instalación de una 
planta de dichas características, pero debido a su período de construcción de 
4 años la misma no podría entrar en servicio industrial antes del año 1985. 

La diferencia entre los valores presentes increméntales de los Planes 4/A y 
2/A es de 24,3 U$S x 10 6 , o sea 34,8%. 

Los Planes 1 y 2 prevén la instalación de una planta del tipo ciclo combinado 
con una potencia instalada toral de 164 MW efectivos trabajando con fuel oil 
especial. En cada caso las dos turbinas de gas entran en servicio industrial 
en el año 1984 con una potencia unitaria! de 52 MW. La diferencia entre los 
dos planes radica en la fecha en que entra la unidad de vapor con calderas de 
calor residual, aumentando así la potencia instalada en 60 -,MW y mejorando la 
eficiencia térmica de la planta combinada. En el Plan 1 la entrada de la uni- 
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dad de vapor se atrasa hasta el ano 1986, mientras que en el Plan 2 entrarla 

en servicio industrial un año antes. Los valores actualizados que se obtie- 

0 

nen para esos planes son de 80,6 y 69,9 U$S' x 10 respectivamente, lo que 
significa una diferencia de 15,3%. De esta forma, se puede concluir que se 
recuperarían antes los costos asociados con la inversión al resultar dismi- 

i 

nuídos los costos de operación del sistema. 

Los Planes 3, 5, y 6 implican la instalación de turbinas de gas y unidades 

complementarias de vapor con una potencia nominal de¡ 90 MW. En el Plan 5 sólo 

se preve la instalación de las turbinas de gas antes del año 1990 y el valor 

6 

presente de 162,0 U$S x 10 refleja el rápido aumento de los costos de opera 
ción del sistema en los últimos años del período bajo consideración. La dife 
rencia entre los Planes 3 y 6 radica en la fecha de entrada en servicio indus 
trial de la unidad complementaria de vapor. Como en ql caso de los módulos 
más pequeños (Planes 1 y 2), el valor presente más bajo se obtiene con la 
planta de ciclo combinado en operación al inicio del año 1985. El valor pre¬ 
sente del Plan 6 /A es de 84,9 U$S x 1Q 6 y del Plan 3/A 86,7 U$S, o sea una 

diferencia de 2,1%. En términos del Plan 2/A la diferencia con respecto al 

R í 

Plan 6 /A es de 15,0 U$S‘;x 10 , o sea 21,1%. 

XI. 6 .3 MODIFICACION DEL PLAN DE TOMA DE'SALTO GRANDE 

Como muestran las Tablas XI.31 - XI.33, se justifica económicamente el adelan 
to de un turbogenerador en Salto Grande en todos los casos, salvo con valores 
de "tecc" y !! v l! iguales a cero. ( En la Fig. XI ..8 se grafican los valores pre¬ 
sentes de los Planes 0, 2, 4, y .6 sin 3 / con el cambio ( en el plan de toma vi¬ 
gente de Salto Grande, para teco = 5,5%, y d - 80 mils/kWh. Se obtienen los 
precios de venta siguientes, que representan los valores unitarios (mils/kWh) 
mínimos para la venta de los excesos de energía, a partir de los cuales se 
justificaría en términos económicos un cambio qn dicho plan. 


Plan: 0 

v' 

= 0 mils/kWh 

2 

v' 

= 2,4 mils/kWh 

4 

V ' 

= 3,2 mils/kWh 

6 

V* 

= 5,2 mils/kWh 


A base de los precios de venta mínimos que resultan de ese análisis, se puede 
concluir que la justificación económica para cambiar el plan de toma de Sal¬ 
to Grande no es muy sensible a la instalación de la próxima unidad térmica. 








XI 


25 


Como se puede esperar,; los precios mínimos disminuyen con valores más altos 
de I! tecc H y !f d !T . 


XI.6.4 ADICIONES DE UNIDADES TERMICAS CON UN CAMBIO DEL PLAN DE TOMA 

DE SALTO GRANDE 

En base al análisis que se describe en la Sección IX.2.1, se calcula el costo 

0 

medio anual de una máquina de Salto Grande en U$S 14,21 x 10 . Para la misma 
combinación de parámetros que se consideran en la Sección XI.6.2, se obtienen 
los siguientes valores presentes para cada plan de la Sección ”B ,r : 

c 

Plan: Valor Presente U$S x 10 : 

0 
1 
2 

3 

4 

5 

6 

7 

8 : 

En comparación con los valores obtenidos para la serie ,T A n J) se puede notar 

que no se cambia el orden relativo de los planes alternativos. Sin embargo, 

las diferencias entre ellos se modifican. En este caso, la diferencia entre 

6 

los Planes 4/B y 2/B es de 24,6 U$S x 10 , o sea 40,3%, y entre los Planes 
6/B y 2/B es de 16,9 U$S x 10 , o sea 27,7%. 

Debido a la fuerte interacción entre la demanda y la'potencia garantizada del 
sistema (que resulta de las carácteristicas de la política de operación), no 
se pueden asignar valores garantizados sólo en términos de la capacidad insta_ 
lada . Sin embargo, para ilustrar los efectos significativos de una.adición 
de respaldo térmico, en la Figura XI.9 se grafican las reservas de potencia 
que se puede atribuir a los Planes 0/B y 2/B, y las cotas de cambio correspon 
dientes en una política de operación. 


102,5 

66,6 

61,1 

79,1 

85,7 

150,7 

78,0 

122,1 

128,4 


XI.6.5 VALOR DE LOS EXCESOS DE ENERGIA 

j- 

Los análisis anteriores se basan en los valores promedio anuales de exceso 
resultantes en las corridas del modelo de simulación, y en los costos económi_ 
eos de operación. Sin embargo, se debe notar que en un año particular las can 
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tidades de energía que estarían disponibles para la venta dependerían fuerte 
te de las condiciones hidráulicas en el año respectivo. Para ilustrar ese 
punto, en la Figura XI .10 se muestran los valores máximos y promedios de 
excesos para el Plan 2/B, asumiendo v = 15 mils/kWh. En esta Figura se puede 
notar los efectos de lá entrada en servicio de la central Palmar (1982) y 
los turbogeneradores asignados a üruguayen la central Salto Grande (1981, 
1982, 1985, y 1986). 

XI. 6.6 SENSIBILIDAD DE LOS VALORES PRESENTES AL COSTO SOCIO-ECONOMICO 

DE DEFICIT 

Para el proposito de los análisis anteriores, se asumió un valor unitario 
"d" de 80 U$S mils/kWh para reflejar el costo socio-económico que resulta de 
una falla ponderada eq el suministro de la chanda de electricidad. Como se 
explica en la Sección XI.3.2 se eligieron las cotas de cambio de régimen pa_ 
ra cada plan y año que resultaron en una incidencia definida de restriccio¬ 
nes . 

Así, en general, se obtuvieron valores de déficits ponderados muy parecidos 
que se reflejan en los gradientes de las líneas graficadas-en las Figuras 
XI.12 - XI. I. Las excepciones son los casos base 0/A y 0/B. 

El valor socio-económico a asignar a una falta de energía eléctrica represeri 
ta un parámetro de muy difícil cuantificación. A menudo se relaciona con la 
tarifa media de electricidad, que en el caso de Uruguay, es en la actualidad 
de aproximadamente 80 mils/kWh . 1 Un estudio realizado por el Banco Mundial 
sobre este tema'', utilizando datos compilados ; en Brasil, indica que un corte 
de electricidad en el sector doméstico tiene un valor de penalización aproxi_ 
malamente 15 veces mayor que la;tarifa correspondiente, es decir que resulte 
ría equivalente a 1,2 U$S/kWh. 

Para ilustrar la necesidad de un respaldo térmico adicional, se pueden compa_ 
rar los valores actualizados de los Planes 0/B y 2/B en función del paráme¬ 
tro "d" (tecc = 5,5%, v = 15 mils/kWh). Se puede ver entonces, que la adop¬ 
ción del Plan 2 se, justifica si se asigna un costo socio-económico de más de 
48 mils/kWh al déficit de energía. 


"The Economic Costo of Electric Power Outages and The Optimum Level of 
Reliability". The World Bank RES 19. October; 1978. 
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SENSIBILIDAD DE LOS VALORES PRESENTES A LA TASA DE INCREMENTO 
* ANUAL DE LOS COSTOS D,E COMBUSTIBLE (tecc) 

En las Secciones anteriores se asumió un valor del parámetro tecc = 5,5%, 
una cifra que se considera sumamente conservadora tomando en cuenta los efec 
tos de tales incrementos en el desarrollo de la economía mundial. 

Sin embargo., a continuación se presentan los. valores actualizados de los Pía 
nes 2/B, 4/B, y 6/B asumiendo un valor de tecc = 8,0%, d = 80 mils/kWh,' y 
v = 15 mils/kWh 


Plan 

Valor Presente U$S 

2/B 

, 56,4 

4/B ’ 

QO 

O 

o 

6/B 

67,8 ■- 


Puede verse que el orden relativo de los planes más atractivos no cambia con 
respecto al que se obtiene con tecc = 5.5%. 

XI.6.8 CONSIDERACIONES SOBRE LA DISPONIBILIDAD -DE COMBUSTIBLE 

Una diferencia básica entre los Planes 2 y 6 y el Plan 4 es el tipo de com¬ 
bustible utilizado por la nueva planta térmica. Los Planes 2 y 6 prevén la . 
instalación de turbinas de gas alimentadas por fuel oil especial, mientras 
en el Plan 4 se considera una unidad de vapor a operarse con fuel oil pesado. 

Como componente de los costos totales de inversión,, para ambos tipos de uni¬ 
dad se incluye una estimación de los costos asociados con el almacenamiento 
y manipulación de los combustibles involucrados. Para cada planta del tipo 
ciclo combinado se considera un volúmen de almacenamiento suficiente para 
tres semanas de operación a plena carga (Sección X.2). 

Sin embargo, se entiende que la Administración Nacional de Combustible, Al¬ 
cohol y Portland (A.N.C.A.P.) no siempre estaría en la posición de suminis¬ 
trar cantidades grandes de fuel oil especial a U.T.E., debido a limitaciones 
de capacidad en su refinería y la necesidad de importar petróleo crudo tipo 
nigeriano para este propósito. Se decidió entonces estimar los costos adicio 
nales que surgirían si U.T.E. tuviera, que almacenar una : cantidad adicional 
de tal combustible. 
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Asumiendo volúmenes totales de almacenamiento que corresponden a tres meses 

3 3 

de consumo a plena carga, se obtienen aproximadamente 45000 m y 75000 m 

para los módulos de 60 MW y 90 MW respectivamente. Los costos de los tanques 

de almacenamiento requeridos (con techo fijo y espirales de calefacción) se 

6 6 

estiman en 4,3 U$S x 10 y 6,5 U$S x 10 con precios del 1.1.80. Los valores 
actualizados desde el año 1983 con una tasa de descuento de 10% son 3,2 y 

5 

4,9 U$S x 10 respectivamente. Si también se considera la inversión asociada 

a la cantidad de combustible almacenada (tecc = 5,5%), se obtienen los valo- 

! 0 

res actualizados de 3,2 + 5,8-. x 1,12 = 9,7 U$S xlO y 4,9 + 9,7 x 1,12 = 

15,8 U$S x 10 6 . 

Tomando en cuenta estos costos adicionales, se obtienen los siguientes valo¬ 
res actualizados para los Planes 2/B, 4/B, y 6/B, con tecc = 5,5%, d = 80 
' mils/kWh, y v = 15 mils/kWh. 

Valor Presente U$S x 10^ : 

70,8 

85.7 

93.8 

. Resulta que, el Plan 4/B sería más barato que el Plan 6/B y-la diferencia 
entre los Planes 2/B y 4/B se reduce a 14,9 U$S x 10 6 , o sea 21,0%. 

En el análisis de los planes que prevén la utilización de turbinas de gas y 
plantas de ciclo combinado se asumió la utilización de fuel oil especial. 

Sin embargo, como se nota en la Sección IX. 1.2', existe una buena probabili¬ 
dad que Uruguay pueda importar en los próximos años gas natural. En este ca 
so, será muy lógico alimentar una nueva instalación de turbinas de gas con 
este combustible, dado que los costos de operación y mantenimiento se redu¬ 
cirían en forma significativa y aumentaría el factor de disponibilidad. 

También se debe notar que las potencias efectivas de las turbinas de gas 
aumentarían de 52 MW a 56 MW en el caso de módulos de 60 MW nominal y que la 
vida útil de las unidades se prolongaría. 

XI.6.9 SENSIBILIDAD DE LOS VALORES PRESENTES A LA TASA DE INTERES 

En los análisis anteriores se considero una tasa de interés ,f i fí igual a 
10,0%. Para ilustrar la sensibilidad de los Planes 2/B, 4/B, y 6/B, se dan a 
continuación también los valores presentes que se obtienen con i = 8,0% e 


,Plan; 

2/B 

4/B 

6/B 
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i = 12,0% (tecc = 5,5%, d = 80 mils/kWh, v = 15 mils/kWh). Las cifras para 
los Planes 2/B y 6/B incluyen los costos adicionales de almacenamiento de 
combustible que se calculan en la Sección XI.6.8 


6 

Valores actualizados U$S x 10 


Plan 

i = 8,0% ' 

i 1 = 10,0% 

I = 12,0% 

2/B 

84,5 

70,8 

61,6 

4/B 

100,7 

85,7 

75,5 

6/B 

1Q7,6 

93,8 

83,7 


No cambia el orden de los planes en términos ^de sus valores presentes; para 
i = 8,0% la diferencia entre los Planes 2/B yi 4/B es de 19,2% y con i = 12,0% 
es de 22,6%* 


XI.6*10 COSTOS FINANCIEROS DE OPERACION Y CONSUMOS DE COMBUSTIBLES 

La naturaleza de los sistemas hidro-térniicos de generación conlleva una alta 
correlación entre los costos de operación y las condiciones hidráulicas. En 
el caso del sistema uruguayo, esta relación será aún más pronunciada con la 
entrada de potencias hidroeléctricas adicionales dentro del mediano plazo. 
Para ilustrar la variación que se puede esperar en los costos de operación 
hasta el año 1989, en la Figura XI.11 se muestran los valores financieros de 
estos costos que se obtienen con los Planes 2/B y 4/B. 

En la Figura XI.12 se comparan los consumos máximos de fuel oil y fuel oil 
especial que resultan de las corridas del modelo de simulación para los Pla¬ 
nes 2/B y 4/B. Se puede concluir que en el peor año, el Plan 2/B en compara¬ 
ción con el Plan 4/B implicaría un consumo adicional de : alrededor de 230000 
toneladas de fuel oil especial, pero una reducción de aproximadamente 250000 
toneladas de fuel oil pesado. 

XI.6.11 IMPORTACION DE ENERGIA 

En las Figuras XI.2 - XI.7 se muestran los resultados de la evaluación econo 
mica de los planes de equipamiento alternativos, así como también los valo¬ 
res presentes de los déficits de los casos base para diferentes tarifas de 
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costo social de los mismos. También se puede suponer que los valores del eje 
de abscisas no representan tarifas del costo social de los déficits, sino ta 
rifas promedio por kWh de la energía comprada a Argentina para cubrir los dé_ 
ficits. Así, las mismas curvas representan los valors presentes, en función 
de la tarifa promedio de energía comprada. Por ejemplo, em comparación con 
el Plan 2/B, la importación de energía de Argentina para eliminar los défi¬ 
cits sería más barato con un precio de compra menor de 48 mils/kWho 
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■ Capacidad instalada 

1 Mínimo técnico 

Costo de combustibles 



(ambiente) 


U$S/MWh 



(MW) 

(MW) 

Abajo del mín. técnico 

Arriba del mín. técnico 

1 

-Planta B - 1 

21 

r 

8 , 

50.41 

37.95 

1 

Planta B - 2 

58 

22 

46.40 

37.40 

1 

Planta B - 3 

21 

8 

50.41 

37.95 

1 

Unidad 5ta. 

80 

20 

40.30 (39.73) 

25.88 (26.07) 

1 

Unidad 6 ta. 

125 

30 

. 

39.75 

34.36 

1 

' BBC 

21 

0 

- 

90.62 

1 

GEASA 

10 

0 

- 

204.30 

1 

Portátil 

25 

0 


94.00 

2 

Turbina de gas 

52 

0 

- 

58.00 

2 

Turbina de gas 

78 

0 


57.00 

2 

Ciclo Combinado 

2 x 52/1 x 60 = 164 

0 

- 

41.00 

2 

Ciclo Combinado 

2 x 78/1 x 90 ~ 246 

0 


40.50 

2 

Vapor c.s. fuel oil 

■ 150 

30 

37.59 (39.74) 

35.39 (34.85) 

2 

Vapor recal. fuel oil 

150 

30 

38.28 

30.70 

zl 

Vapor recal. carbón 

150 

30 

36.17 

26.71 

2 

Vapor recal. oil/carbón 

150 

30 

38.93 

29.62 

2 

Nuclear 

600 

300 



1 

Planta existente o planeada por U.T.E. 

Las cifras en paréntesis 

fueron empleadas en el 

2 

Planta estudiada 

V * v 

♦ i modelo de simulación para 

asegurar en primer lu- 


Datos de las plantas existentes que U.T.E. provee gar el despacho de la 5ta 

. Unidad. 
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PLAN DE EQUIPAMIENTO: 4/A ; TABLA XI. 17 
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XII. 2 LOS PLANES DE EQUIPAMIENTO RECOMENDABLES 

Como se describe en el Capítulo XI, los planes de equipamiento con valores 
presentes o actualizados más bajos, preven la instalación de turbinas de 
gas lo más pronto posible. 

Los Planes 2 y S tienen valores■presentes del "mismo orden. El primero previ 
la instalación en 1984 de dos turbinas de gas de 60 MW de potencia nominal 
cada una, mientras el segundo considera la entrada en servicio industrial 
de dos unidades de 90 MW cada una en el mismo año. Dichas turbinas de gas 
se consideraron como la primera etapa de una planta del tipo ciclo combina¬ 
do, que ofrece una eficiencia térmica muy favorable. Los dos planes prevén 
la instalación de las calderas de calor residual y de la turbina de vapor 
^ correspondientes en 1985, 

''La alternativa más competitiva con la instalación de plantas de ciclo combi 

nado, es la construcción de una planta de vapor sin recalentamiento con una 

potencia de 150 MW. Sin embargo, el análisis económico muestra un valor pre_ 

sente superior para esta solución, y la diferencia con respecto al valor 

6 

presente del Plan 2 es de 14,9 U$S x 10 , o sea 21,0%. 

Aun cuando se tuvieron en cuenta los diversos costos de operación de las 
unidades alternativas dentro de la evaluación económica, existen varias ca¬ 
racterísticas técnicas a las cuales es difícil asignar un valor económico 
sin efectuar un estudio más detallado de la operación. Estas característi¬ 
cas incluyen, por ejemplo, la flexibilidad de operación, los costos de con¬ 
servación cuando el sistema no requiere la operación de una máquina por unos 
meses, el tiempo de arranque, la experiencia previa con el mismo tipo de uni 
dad, la disponibilidad de repuestos, etc. 

A los efectos de evaluar los planes alternativos de equipamiento, se consi¬ 
deraron las turbinas de gas alimentadas con fuel oil especial. Es cierto 
que han habido algunos problemas en la operación de turbinas de gas alimen¬ 
tadas con fuel oil, pero las informaciones recientes'** indican que muchas de 
estas dificultades ya han sido solucionadas, o que pueden evitarse con dise_ 
ños más cuidadosos de las instalaciones. Igualmente, se pueden esperar avan 


""Worldwide Survey of Current‘Experience Burning Residual and Crude Oil in 
Gas Turbines n l Electric Power Research Institute (EPRI) AF - 1243 
December 1979. 
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ces adicionales dentro de los próximos años como resaltado de un aumento en 
el número de unidades en operación, y la experiencia acumulada. Las dos tur 
binas de gas que en la actualidad U.T.E.son de potencia pequeña y media 
(GEASA = 10,5 MW, y BBC - 21,6 MW). En términos de su diseño y construcción 
no son comparables con las unidades modernas recomendadas, las cuales tie 
nen grandes diferencias de concepción, tipo y potencia. 

También es necesario tener presente la gran probabilidad de que dentro de 
pocos años Uruguay pueda importar gas natural de Argentina. Dado que la con_ 
versión para quemar este combustible es simple y económica, se puede esperar 
beneficios importantes para la instalación de turbinas de gas, incluyendo un 
aumento de potencia, costos de mantenimiento muy reducidos, y una vida útil 
más prolongada. 

Finalmente, si se piensa en un escenario futuro caracterizado por la insta¬ 
lación de una planta nuclear o la importación de energía de base,será nece¬ 
sario disponer de instalaciones de respaldo, para las que sería ideal tener 
un requerimiento mínimo técnico de cero y un tiempo de arranque corto, condi^ 
ciones que también favorecen a las turbinas de gas. También puede notarse 
que con las plantas de ciclo combinado la indisponibilidad de una turbina de 
gas sólo reduce la capacidad total disponible de la planta én una tercera 
parte. 

For tales razones, se recomienda que se tomen las medidas necesarias para 
asegurar la entrada en servicio industrial de dos turbinas de gas al inicio 
del año 1984. En el caso de no estar disponible el gas natural para esta fe¬ 
cha, estas unidades serían alimentadas con fuel oil especial, lo cual también 
puede considerarse como combustible secundario por razones estratégicas si 
el gas llegara después. 

Los análisis efectuados muestran que el módulo óptimo a instalarse será de 
60 MW nominal y que sería oportuna la instalación de una unidad de vapor com 
plementaria en el año 1985, 

Puede notarse que para facilitar la instalación de las calderas de calor re¬ 
sidual, hay que prever un período muy corto en el cual no sería posible la 
operación de las turbinas de gas. De esta forma, la potencia total de la nue 
va planta tipo ciclo combinado sería de 180 MW (nominal) o 164 MW efectivos 
con alimentación de fuel oil especial. 




Sin embargo, se recomienda que el tamaño escogido de las unidades sea mante 
nido bajo revisión, especialmente por: 

a) si existe un aumento importante en la demanda con respecto a lo pronosri 
cado para este año y el próximo 

b) si los precios ofrecidos por ios fabricantes en una licitación, favore¬ 
cen unitariamente la efectuación de una potencia mayor 





y tt 


XII*3 ^ EL PLAN DE TOMA DE SALTO GRANDE 

A base de los datos disponibles actualmente se puede justificar en términos 
económicos el adelanto de una máquina de Salto Grande a partir del año 1985, 
suponiendo que existirá un convenio para vender excedentes de energía. 


Debe notarse que tal convenio tendrá una importancia fundamental en los cos¬ 
tos y la política de operación del sistema futuro de generación uruguayo 5 de 
bfdo a los excesos de energía hidráulica que surgirán en las épocas de cauda_ 
les favorables. También será prudente considerar cualquier vinculación que 
pudiera existir entre ese convenio de venta y un cambio en el plan de toma 
de Salto Grande vigente. 
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XII.4 INTERCONEXION 

El análisis de la posibilidad de comprar energía en el caso de una escasez 
de aportes , se complico por la ausencia de información detallada sobre las 
capacidades de sistemas de generación vecinos para suministrar la referida 
energía a mediano plazo. 

SI tales sistemas siempre estuvieran en condiciones de suministrar la ener 
gía fallante, los resultados que se presentan en la Sección IX.6.11 mues¬ 
tran que esta solución sería económicamente más conveniente que los otros 
planes estudiados, con tarifas de hasta, por ejemplo, aproximadamente 
48 mils/kWh en el caso de una tasa de incremento de costos de combustible 
de 5,5% por año, y si no se consideran Inversiones adicionales para efec¬ 
tuar la interconexión. 

Sin embargo, si se considera que el sistema argentino dependerá fuertemen 
te, a mediano plazo, de la energía firme generada por Salto Grande, parece 
muy Improbable que Uruguay pueda obtener siempre de ese país la energía 
fallante. Debido a la alta correlación entre los caudales de los ríos Negro 
y Uruguay, una evaluación completa de esta alternativa implicará un estuaio 
de la operación de los dos sistemas en conjunto. 

Sin embargo, las interconexiones existentes con Argentina tienen un rol im 
portante en.términos de reserva rotante, especialmente para Uruguay debido 
a los tamaño, relativos de los dos sistemas. 
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ESTUDIOS FUTUROS Y GENERALIDADES 


Este informe presenta los análisis y resultados de la primera fase del "Estu 
dio del Equipamiento del Sistema Eléctrico Nacional Hasta el Año 2000", y 
por eso no incluye una evaluación de la incorporación de nuevos aprovecha¬ 
mientos hidroeléctricos que podrían entrar en servicio después del año 1988. 

Por este motivo, se pone énfasis solamente en las unidades térmicas a insta¬ 
lar dentro del mediano plazo. 

Como se puede apreciar en varios Capítulos anteriores, no fue posible optimi 
zar en una forma completa la política de operación del sistema hidro-térmico 
de generación para cada combinación de potencia instalada y la demanda a cu¬ 
brir. Debido al alto nivel de los costos de combustibles, y las posibilidades 
futuras de un intercambio importante de energía con países vecinos,el .Consultor 
considera muy justificado un estudio detallado del sistema futuro previsto 
para determinar las políticas de operación mas adecuadas desde el punto de 
vista de los costos y de la seguridad del suministró de energía eléctrica. 

Una de las metas principales del estudio era la de establecer una metodología 
de planificación utilizable en el futuro. Esta metodología cuenta con el uso 
intensivo de programas de computación, y asi, tiene la ventaja principal que 
se podrán actualizar los resultados, apenas de disponga de datos nuevos y me_ 
jorados, con la máxima eficiencia. 

Casi todos los trabajos 1 de computación de la primera fase se efectuaron en 
el sistema de computación de U.T.E. (IBM 370/135), el cual fue diseñado bási^ 
cementa para uso comercial. Por eso, no resulta muy cómodo para trabajos de 
tipo científico o de ingeniería, los cuales se pueden distinguir por sus re 
querimientos grandes de memoria central, rapidez de operaciones aritméticas, 
y un volumen reducido de datos de entrada y salida. 

En los últimos años, se desarrollaron las mini-computadc-ras, que tienen ca¬ 
racterísticas de funcionamiento y control muy apropiadas para la programa¬ 
ción científica y el uso por ingenieros. Por medio de pantallas de visualiza^ 
ción el usuario puede modificar y correr su programa y entrar datos directa¬ 
mente en archivos ubicados en un disco magnético. La experiencia indica que 
el acceso a este tipo de computadora estimula ampliamente el uso de progra¬ 
mas por parte de ingenieros, economistas, etc. 


Por estas razones, el Consultor entiende conveniente que U.T.E. considere la 
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posibilidad de adquirir una instalación de este tipo de computadora para uso 
científico. Como está previsto el uso de dos mini-computadoras dentro del 
nuevo Despacho Nacional de Carga, sera conveniente considerar el uso de la 
computadora de reserva para este proposito. 



